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RESUMO 


Em 2006, a Petrobras anunciou a descoberta de reservas de petróleo e gás de alta qualidade, 
American Petroleum Institute (APND, na região pré-sal, abaixo da camada de sal no litoral 
sudeste do Brasil. Essa descoberta abriu novas perspectivas para a indústria petrolífera 
brasileira, e posicionou o país como um importante produtor global de energia. Desde então, o 
pré-sal tem sido objeto de grandes investimentos em pesquisa, desenvolvimento e exploração 
de recursos energéticos. A exploração de petróleo na região do pré-sal, que nunca havia sido 
explorada antes, apresentou muitos desafios para a Petrobras. A empresa teve que lidar com a 
distância da costa, altas profundidades, altas pressões e temperaturas, além de dificuldades na 
caracterização das rochas reservatório e na perfuração no sal. Além dos desafios já 
mencionados, a presença de alto teor de dióxido de carbono (CO,) nos reservatórios do pré- 
sal tem sido um dos maiores obstáculos para a produção de petróleo e gás nessa região, 
especialmente nos campos de maior produção. A Petrobras e outras empresas investem em 
tecnologias para lidar com esse desafio, incluindo a captura e armazenamento de carbono. O 
trabalho teve como objetivo desenvolver tecnologias que permitam a exploração, e todo 
potencial do Pré-Sal desenvolvendo assim novas tecnologias de separação de óleo e gás. A 
metodologia consiste em, inicialmente, apresentar referências mais genéricas sobre a 
formação geológica do Pré-sal, assim como sua descoberta, campos, evolução da produção, 
regimes regulatórios e desafios em geral. Esta pesquisa buscou deixar como contribuição 
acadêmica, uma perspectiva sobre o histórico de desenvolvimento e produção do pré-sal, 
enfatizando as técnicas e inovações utilizadas para diminuir o efeito do dióxido de carbono 
presente nos hidrocarbonetos, respeitando as resoluções vigentes das agências reguladoras, o 


meio ambiente e a preservação da vida. 


Palavras-Chave: Pré-sal; Produção; Desafios; CO»: Petrobras. 


ABSTRACT 


In 2006, Petrobras announced the discovery of high quality oil and gas reserves, 
American Petroleum Institute (API), in the pre-salt region, below the salt layer on the 
southeastern coast of Brazil. This discovery opened new perspectives for the Brazilian oil 
industry, and positioned the country as an important global energy producer. Since then, the 
pre-salt has been the object of large investments in research, development and exploitation of 
energy resources. Oil exploration in the pre-salt region, which had never been explored 
before, presented many challenges for Petrobras. The company had to deal with the distance 
from the coast, high depths, high pressures and temperatures, in addition to difficulties in 
characterizing the reservoir rocks and drilling in the salt. In addition to the challenges already 
mentioned, the presence of high carbon dioxide (CO,) content in the pre-salt reservoirs has 
been one of the biggest obstacles to oil and gas production in this region, especially in the 
fields with the highest production. Petrobras and other companies invest in technologies to 
address this challenge, including carbon capture and storage. The objective of the work was to 
develop technologies that allow exploration, and all the potential of the Pre-Salt, thus 
developing new technologies for separating oil and gas. The methodology consists of, 
initially, presenting more generic references about the Pre-salt geological formation, as well 
as its discovery, fields, production evolution, regulatory regimes and challenges in general. 
This research sought to make an academic contribution, a perspective on the pre-salt 
development and production history, emphasizing the techniques and innovations used to 
reduce the effect of carbon dioxide present in hydrocarbons, respecting the current resolutions 


of regulatory agencies, the environment environment and the preservation of life. 
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REFERÊNCIAS BIBLIOGRÁFICAS 


1 INTRODUÇÃO 


Ao longo dos anos, o petróleo vem se tornando cada vez mais indispensável na 
vida pós-contemporânea. Consagrado pela industrialização pós Coronel Drake! e John 
Rockefeller”, o fluido foi o combustível para os avanços tecnológicos que revolucionaram 
todo século XX. No início século XXI essa tendência manteve-se e, para que essa 
progressãoe modernização permaneçam, novas jazidas precisavam ser encontradas. 

No contexto brasileiro, em 2006, uma nova revelação impactou profundamente a 
indústria petrolífera nacional. Nesse ano, a Petrobras declarou a descoberta de 
reservatórios com quantidades significativas de óleo e gás de alto grau APÉ, localizados 
em uma região abaixo da camada de sal, chamada de Pré-sal. 

Essa descoberta de petróleo e gás na camada pré-sal foi um marco na indústria 
mundial do setor e tornou-se muito importante para o desenvolvimento do Brasil. No 
cenário interno, houve abertura de novos empregos, entrada de empresas estrangeiras no 
país, contratação de navios, assinatura de contratos, aumento da arrecadação dos estados e 
municípios através de participações especiais e royalties, a alta do preço do barril, a 
criaçãodo Fundo Social e a autossuficiência em termos de produção. 

A região de Tupi, atualmente conhecida como Campo de Lula, localizada na Bacia 
de Campos, possuía cerca de 5 a 8 bilhões de barris de óleo equivalente (boe), 
correspondente a aproximadamente 50% das reservas da época, cerca de 15 bilhões de boe 
(PETROBRAS, 2013). 

No entanto, essas explorações representaram novos problemas operacionais 
devidos às altas profundidades, elevadas pressões e temperaturas, movimento do sal, 
distância da costa, acaracterização dos reservatórios etc. 

Desta forma, grandes adversidades devido à complexidade do cenário no qual está 
inserido, tiveram que ser superados e assim explorar e produzir no pré-sal, 


respeitando as questões ambientais principalmente porque o termo “sustentabilidade” está 


! Cel. Drake foi o primeiro a encontrar petróleo em Tittusville, Pensilvânia, com um poço de apenas 21 metros 
de profundidade (THOMAS, 2001). 

2 Fundador da Standard Oil Company que dominou o mercado de petróleo norte americano e o nascente mercado 
mundial de 1890 a 1909 (SIMÕES, 2006). 

3 Medida da densidade de petróleo líquido estabelecida pelo American Petroleum Institute (API) para melhor 
identificação comercial dos diferentes tipos de petróleo. No Brasil, o Regulamento Técnico de Reservas de 
Petróleo e Gás Natural, da Agência Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis (ANP), estabelece a 
seguinte classificação: Petróleo leve: “API > 31,1; Petróleo mediano: 22,3 <ºAPI< 31,1; Petróleo pesado: 10º < 
“API 22; Petróleo extrapesado: “API < 10º. (DICIONÁRIO DO PETRÓLEO EM LÍNGUA PORTUGUESA, 
2018). 


sendo muito discutido atualmente (BANDEIRA, 2014). 

Para superar os obstáculos previamente definidos, tecnologias tiveram que ser 
desenvolvidas e implementadas. Ao longo de 10 anos, diferentes inovações foram 
aplicadas e os resultados esperados foram obtidos. Como pode ser observado na Figura 1, 
a Petrobras vem alcançando recordes da evolução da produção diária de óleo desde 2008, 
quando produziu com o primeiro campo, Lula. 


Figura 1: Evolução da Produção diária de óleo no Pré-sal 
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Fonte: Petrobras (2018). 


1.1 OBJETIVOS 


Desenvolver tecnologias que permitam a exploração, e todo potencial do Pré-Sal 
desenvolvendo assim novas tecnologias de separação de óleo e gás. 
Apontando a presença ou não nas rochas formadoras dos poços do Pré-Sal a presença 


do dióxido de carbono. 


1.2 JUSTIFICATIVA 


Por se tratar de uma região pouco explorada e com inúmeros desafios operacionais a 


serem superados, a justificativa desse trabalho é reunir os aprendizados obtidos até o 
momento, de maneira a embasar e facilitar operações futuras. 

Devido à crescente exploração das jazidas do Pré-sal, novos desafios têm sido 
superados frequentemente, a justificativa para a escolha desse tema é que este promova o 


aprendizado para operações futuras. 


1.3 METODOLOGIA 


A metodologia deste trabalho consiste em, inicialmente, apresentar referências 
mais genéricas sobre a formação geológica do Pré-sal, assim como sua descoberta, 
campos, evolução da produção, regimes regulatórios e desafios em geral. 

Em seguida, expor informações a respeito das propriedades do dióxido de carbono 
e os efeitos dele. Com isso, foi realizado um estudo sobre os desafios tecnológicos e 
operacionais, enfrentados pela operadora Petrobras, junto às empresas detentoras do 
direito de explorar e produzir na região de pré-sal. Assim como, apresentar os meios que 
estão sendo utilizados para superar a questão do alto teor de CO> contido no gás 
associado. 

Para tal, as informações que serão apresentadas nos capítulos seguintes foram 
obtidas através de pesquisa bibliográfica, na qual artigos, revistas, jornais, livros, teses e 


monografias foram consultados. 


1.4 ESTRUTURA 


A estrutura deste trabalho consiste na exposição de quatro capítulos, definidos à 


seguir: 


e Capítulo 1 — Introdução: no primeiro capítulo será feita uma apresentação do 
trabalho, desde sua contextualização, objetivo, justificativa metodologia e estrutura 
utilizada. 

e Capítulo 2 - Pré-sal: neste capítulo serão apresentadas informações sobre a região 
do Pré-sal, com intuito de situar o leitor sobre o assunto que será tratado e facilitar 
a compreensão do mesmo. As informações tratadas se baseiam na formação do 
sistema petrolífero, descobertas das reservas, os blocos e campos, regimes 


regulatórios e desafios em geral. 
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Capítulo 3 — Desafios da Produção devido ao alto teor de CO»: consiste em 
introduzir informações das características do sobre o COs>, assim como, 
informações dos campos, desafios enfrentados para produzir petróleo e gás natural, 
problemas adicionais e quais as tecnologias que foram e que ainda estão sendo 
implementadas. 

Capítulo 4 — Conclusão: serão apresentadas as considerações finais e as lições 


aprendidas. 
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2 REVISÃO DA LITERATURA 


Esta seção apresentará informações das descobertas de “extensas reservas de petróleo e 
gás ao longo da costa sudeste do Brasil” (PETROBRAS, 2015) e alguns dados de produção. 
São expostos alguns conceitos sobre sua origem, migração do óleo, rocha reservatório, 
rocha selante e o aprisionamento do petróleo, de maneira que as condições necessárias para a 
sua formação. 

Ao decorrer da seção, dados sobre descobertas de blocos e campos, assim como a 
evolução da produção, tecnologias implementadas, regimes regulatórios e desafios em gerais, 
serão apresentados. Com o intuito do leitor compreender desde a formação do sistema 
petrolífero, a particularidade da camada pré-sal, assim como sua descoberta e avanços, tanto 
tecnológicos utilizados para tornar possível o desenvolvimento dos campos, quanto a 
produção de petróleo e gás natural e sua evolução ao longo de 10 anos. 

No final da seção são apresentados os regimes regulatórios que regem os contratos 
feitos entre as concessionárias e operadoras, e os desafios em geral, quais as questões mais 


comuns em todos os campos pertencentes ao pré-sal. 


2.1 GEOLOGIA DO PETRÓLEO 


Para obter-se um sistema petrolífero, é necessário a existência de quatro fatores: a 
existência de rochas geradoras, para gerar os hidrocarbonetos, rochas reservatório, para 
abrigar o fluido, rochas selantes para aprisionar, e trapas, além da combinação do tempo 
geológico, composto pela migração e sincronismo (MILAINI et. al., 2000). 

As rochas geradoras são responsáveis por gerar hidrocarbonetos em quantidades 
suficientes, submetidas à altas pressões e temperaturas. Nelas são contidas a matéria 
orgânica, composta basicamente de micro-organismos e algas que não sofreram processos 
de oxidação. Sua principal característica é ter uma baixa permeabilidade, com intuito de 
impedir o escoamento (THOMAS, 2001). 

As rochas reservatório são responsáveis por aprisionar o petróleo e gás e, para 
que isso seja possível, é necessário que a rocha possua espaços vazios (poros), sejam 
permeáveis eque os poros estejam interconectados. Entretanto precisam de barreira para 
que o fluido não permaneça escoando e, essas barreiras são conhecidas como rochas 
selantes. Essas rochas precisam possuir baixa permeabilidade e boa plasticidade 


(THOMAS, 2001). 
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Na Figura 2 pode-se observar a formação do sistema petrolífero por meio das 
relações espaciais entre rochas geradoras, reservatórios e selantes. 


Figura 2: Relações espaciais entre rochas geradoras, reservatórios e selantes 
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Fonte: Thomas (2001) 


2.2 SISTEMAS PETROLÍFEROS 


2.2.1Conceitos e Definições 


A indústria petrolífera, ao longo de décadas de exploração, constatou que a ocorrência 
de jazidas de hidrocarbonetos de volume significativo estava associada a determinados 
requisitos geológicos que ocorressem simultaneamente nas bacias sedimentares. O estudo 
destas características de maneira integrada e a simulação preliminar das condições ótimas 
para sua existência concomitante com a diminuição dos riscos exploratórios envolvidos nas 
perfurações de poços, que são operações de custo elevado, foram consolidados em um único 
conceito: o de sistema petrolífero (MAGOON e DOW, 1994). De acordo com a proposta de 
Magoon e Dow (1994) o conceito de sistema petrolífero foi definido como um sistema natural 
que inclui todos os elementos geológicos e processos necessários para a acumulação de 
hidrocarbonetos. 

Segundo Chapman (1976), a geologia de petróleo corresponde, de maneira abrangente, 
à geologia de bacias sedimentares, onde ocorrem as principais acumulações de hidrocarbonetos. 
Dessa maneira, o conhecimento sobre bacias sedimentares é imprescindível para se 
compreender o sistema petrolífero e os processos que nele atuam. 

A geologia de petróleo não é apenas fundamentada em estudos geológicos, mas também 


baseada em experimentos e na prática exercida pela indústria petrolífera. Enquanto que a 
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geologia estuda processos como a geração, migração e acumulação de hidrocarbonetos, em sua 
respectiva ordem, a indústria os estuda em ordem inversa, focando seus estudos no trapeamento, 
sendo este não apenas de caráter interpretativo como os demais processos, mas observável, 
concretamente definido, e mensurável. Estudos geológicos apontam que o petróleo tende a se 
acumular em pacotes mais profundos de sedimentos (bacias sedimentares) do que em relação a 
áreas de finos pacotes sedimentares, além da tendência de ser encontrado em rochas que datam 
dos períodos geológicos Mesozóico ao Triássico, e mais comum em trapas anticlinais do que 
em qualquer outro tipo de trapeamento (CHAPMAN, 1976). No entanto, a experiência indica 
que a acumulação de hidrocarbonetos não segue uma regra fixa, sendo possível se encontrar 
campos de petróleo em cenários que fogem do trapeamento tradicional, como o caso aqui 
estudado de hidrocarbonetos não convencionais, onde, predominantemente, a permeabilidade 
reduzida de rochas geradoras e reservatórios faz o papel de trapa. 

Na presente tese, será incialmente descrito o modelo convencional de acumulação de 
hidrocarbonetos, seguindo um modelo tradicional de sistemas petrolíferos. Em seguida, será 
apresentado um modelo não convencional, exemplificado por acumulação de gás natural em 
reservatórios de baixa permeabilidade, como o gás em folhelho (shale gas), foco do estudo 


realizado. 


2.3 ELEMENTOS GEOLÓGICOS 


2.3.1 Rocha Geradora 


Segundo Milani et al. (2001), o elemento fundamental para a ocorrência de petróleo é 
a existência de consideráveis volumes de matéria orgânica adequada simultaneamente 
acumulada à deposição e formação de certas rochas sedimentares, denominadas rochas 
geradoras. São estas rochas que, quando submetidas a condições específicas de pressão e 
temperatura, são responsáveis pela geração de hidrocarbonetos em subsuperfície. Rochas 
geradoras são consideradas como principal elemento para a ocorrência de hidrocarbonetos, 
pois, quando ausente em uma baia sedimentar, não há possibilidade de substituição, ao 
contrário dos outros elementos constituintes do sistema petrolífero, que mesmo quando 
ausentes, podem ser de alguma forma compensados por condições geológicas excepcionais ou 
por coincidênciasadequadas, como o caso de sistemas petrolíferos não convencionais, melhor 
detalhados posteriormente na dissertação. 


Rochas geradoras são predominantemente constituídas de material detrítico de 
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granulometria muito fina (fração argila), sendo geralmente representadas por folhelhos e/ou 
carbonatos; indicadores de paleoambientes sedimentares de baixa energia que, por motivos 
diversos, experimentaram explosões de vida microscópica, que são fonte de matéria orgânica. 
Os remanescentes orgânicos autóctones (material planctônico) ou alóctones (material vegetal 
terrestre transportado para dentro do ambiente) são incorporados ao material sedimentar 
inconsolidado sob a forma de matéria orgânica diluída. Em princípio, quanto maior a 
quantidade de matéria orgânica, maior o potencial da rocha para geração de hidrocarbonetos. 
Entretanto, a incorporação desta matéria orgânica à rocha deve vir acompanhada da preservação 
de seu conteúdo original, rico em compostos de C e H. Para isto, o ambiente deve ser muito 
empobrecido ou livre de oxigênio; elemento de propriedade oxidante, destruidor das 
concentrações de C e H em partículas orgânicas originais. De maneira geral, paleoambientes 
anóxicos favorecem a preservação da matéria orgânica e, consequentemente, a geração de 
petróleo. Geralmente, rochas sedimentares comuns apresentam teores de Carbono Orgânico 
Total (COT) inferiores a 1%. Segundo Silva (2007), os valores mínimos de COT para que uma 
rocha seja considerada como potencialmente geradora são de aproximadamente 0.5 a 1.0%, ao 
longo de toda a unidade geológica. O tipo de petróleo gerado depende fundamentalmente do 
tipo de matéria orgânica preservada na rocha geradora. Matérias orgânicas derivadas de 
vegetais superiores tendem a gerar gás, enquanto o material derivado de zooplancton e 
fitoplancton, marinho ou lacustre tende a gerar óleo (Milani et.al.2001). 

O teor de matéria orgânica é o principal requisito para a geração de hidrocarbonetos em 
bacias sedimentares. Geralmente rochas geradoras contêm de 0,5% a 2,0% de seu peso em 
carbono orgânico para os folhelhos; e até 0,2% para carbonatos; sendo rochas-fonte 
consideradas de bom potencial petrolífero contêm valores de COT em torno de 12% 
(MILANI et.al.2001). Ainda de acordo com Milani (op.cit.), as principais condições para que 
os sedimentos se tornem rochas-fonte são: 

e À presença de matéria orgânica adequada e suficiente (COTY%). 
“O tipo adequado de querogênio seja com potencial para óleo (oil-prone) ou com 
potencial para gás natural (gas-prone). 


e Nível de maturação necessário à formação do petróleo. 


2.3.1.1 Matéria Orgânica 


Os principais representantes da matéria orgânica propícia para a geração de 
hidrocarbonetos são o plâncton (marinho e fluvial) e as bactérias; sendo estes também 


correspondentes à maioria da matéria orgânica preservada em sedimentos. A matéria orgânica 
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adequada para a geração de petróleo é representada pelo fitoplâncton marinho, devido sua 
composição rica em lipídios (gorduras). O primeiro estágio na incorporação de matéria orgânica 
em sedimentos é a geração dessa matéria orgânica, sendo a fotossíntese o processo bioquímico 
essencial à produção dos precursores da matéria orgânica sedimentar que resultará em 
potenciais rochas geradoras de hidrocarbonetos. Satisfeita esta primeira condição, o fator 
principal passa a ser a existência de um ambiente anóxico (MILANT et.al. 2001). 
Aproximadamente 98% da matéria orgânica presente nos sedimentos corresponde a um 
material amorfo e de natureza insolúvel, denominado querogênio. O termo querogênio foi 
inicialmente aplicado em 1912 por Crum e Brown (apud LINK, 1996) para descrever 
folhelhos pirobetuminosos na Escócia. Atualmente o termo é empregado para a fração da 
matéria orgânica sedimentar que é insolúvel na presença de solventes orgánicos. Segundo 
Link (op.cit.), o querogênio é um composto polímero insolúvel, de elevado peso molecular 
que compreende cerca de 90% da matéria orgânica de um folhelho. Os 10% restantes são 
betumes de composições variadas que, segundo alguns autores, correspondem ao querogênio 
termicamente alterado. Outros autores sustentam que, mesmo sob as condições mais favoráveis, 
um máximo de 15% da matéria orgânica sedimentar será convertido em hidrocarbonetos 
líquidos. Destes 15%, não mais do que 15% dos hidrocarbonetos migrarão da rocha geradora, 
ou seja, cerca de 2,2% do total. A quantidade de petróleo gerado que formará acumulações 


comerciais também corresponde a essa faixa percentual. 


2.3.1.2 Maturação 


O estágio de maturação térmica de uma rocha geradora, ou seja, a temperatura na qual 
esta deve ser submetida para que ocorra a geração de petróleo, também influenciará no tipo de 
petróleo gerado. Em condições normais, uma rocha geradora inicia a transformação de 
querogênio em petróleo em torno de 60ºC. Inicialmente, forma-se um óleo de baixa maturidade, 
de caráter viscoso. À medida que a temperatura aumenta, o óleo gerado vai ficando mais fluido 
e quantidade de gás vai aumentando. Por volta de 90ºC, as rochas geradoras atingem seu pico 
de geração, expelindo grandes quantidades de óleo e gás. Com o aumento da temperatura até 
os 120ºC, o óleo fica cada vez mais fluido e mais rico em gás dissolvido. Nesta faixa de 
temperatura, a quantidade de gás predomina sobre a de óleo gerado, e o produto é considerado 


um condensado. Entre 120ºC - 150ºC, apenas gás é gerado pelas rochas-fonte (LINK, 1996). 
2.3.2 Rocha Reservatório 


Rochas reservatório são geralmente de composição detrítica e de granulometria de 
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fração areia a seixo, caracterizando uma porosidade na qual o petróleo poderá ser armazenado 
e posteriormente extraído, sendo representativas de paleoambientes sedimentares de ata 
energia. Essas rochas normalmente correspondem a arenitos, calcarenitos e conglomerados 
diversos. Entretanto, qualquer rocha que contenha porosidade adequada, não necessariamente 
intergranular, mas de natureza diversa, como a partir de fraturamento ou dissolução, também 
pode fazer o papel de rochas reservatório (como rochas cristalinas fraturadas, mármores 
lixiviados, dentre outros exemplos). Os valores de porosidade mais comuns entre rochas 
reservatório variam de 5% a 35%, concentrando-se na faixa de 15% a 30% (LINK, 1996). A 
porosidade dessas rochas não apenas serve para armazenar, mas também como importantes 
rotas de migração de petróleo. Um reservatório de petróleo, para ser eficiente, deve ser 
relativamente poroso e permeável, além de conter algum tipo de barreira (armadilha) que 
contenha a migração do fluido. O processo de compactação dos sedimentos resulta na redução 
de porosidade e permeabilidade da rocha. No entanto, quando os sedimentos se apresentam 
saturados em fluidos não compressíveis (como água, óleo, ou gás natural), a porosidade só será 
reduzida com a liberação de parte desse fluido. Sendo assim, a taxa de compactação é 
diretamente relacionada à compressibilidade do fluido e pela taxa de expulsão do mesmo, que 
por sua vez, é controlada pela permeabilidade ou pela condutividade hidráulica da rocha que 
está sendo compactada (CHAPMAN, 1976). 

Compactação e condutividade hidráulica são fatores relacionados entre si e às 
propriedades de porosidade e permeabilidade de rochas. Sendo também importantes para o 
entendimento de reservatório de petróleo, especialmente nos casos de acumulações não 
convencionais apresentados no presente trabalho, representados pelos reservatórios de baixa 


permeabilidade. 


2.3.2.1 Porosidade 


Rochas sedimentares são constituídas por grãos de dimensões variadas que são 
agrupados por propriedades físicas ou químicas (cimentação). Os espaços vazios entre esses 
grãos correspondem à porosidade da rocha, medida como porcentagem em volume total da 
rocha. O máximo volume de fluidos que uma rocha reservatório pode conter equivale ao volume 
de poros presentes na rocha, sendo assim, se concretiza a importância de se determinar com 
precisão a porosidade. De acordo com Khamsin (2004), devido à variedade e complexidade 
envolvendo processos de sedimentação, diferentes tipos de porosidade podem ser gerados em 
uma rocha. São estes: 


Porosidade efetiva: Quando os espaços vazios estão conectados e possuem potencial 
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de fluxoatravés deles. 

Porosidade não efetiva: Quando a porosidade está isolada (sem conexão). 

Porosidade primária: Também chamada de porosidade original. Trata-se do espaço 
poroso que as rochas apresentam no momento da deposição. Normalmente é função da 
quantidade deespaços entre os grãos formadores das rochas. A porosidade original é reduzida 
por compactação e processos diagenéticos relacionados à água subterrânea. 

Porosidade secundária: Causada por soluções (água subterrânea), recristalização e 
fraturamento. A porosidade secundária se desenvolve após a deposição sedimentar. 

A porosidade de uma rocha é diretamente relacionada à compactação exercida sobre a 
mesma. A compactação faz parte do processo diagenético e inicia com o soterramento e pode 
continuar até profundidades de aproximadamente 9 km. Sua principal implicação é no aumento 
da densidade da rocha e na redução de sua porosidade. No caso de material arenoso, a 
compactação resulta mínimas perdas de porosidade e permeabilidade; devido às propriedades 
do quartzo, a deformação se apresenta predominantemente elástica (reversível com a 
diminuição do peso exercido pelo pacote superior). A compactação de material argiloso resulta 
em elevada e permanente redução de porosidade e permeabilidade da rocha devido à 
deformação plástica característica de argilas (irreversível). A compactação de rochas 
carbonáticas ocorre em diferentes níveis, de acordo com a proporção de material plástico em 
sua composição (podem apresentar comportamentos semelhantes ao das argilas, mas 


geralmente sofrem pouca compactação mecânica) (KHAMSIN, 2004). 


2.3.2.2 Permeabilidade 


A permeabilidade de uma rocha corresponde à medida da facilidade com que a mesma 
permite a passagem de fluidos. A permeabilidade é um fator dependente da porosidade: quanto 
maior a porosidade, maior a permeabilidade de uma rocha. No entanto, a permeabilidade 
também depende da conectividade entre os poros, do tamanho e forma dos grãos, e da 
distribuição destes; além da atuação de fatores como a força de capilaridade, relacionada à 
saturação da rocha (Chapman, 1976). Com base nas informações de Chapman (op.cit.), pode- 
se afirmar que: 

e Quanto maior a porosidade, maior a permeabilidade; 

e Quanto menor o tamanho dos grãos, menor a porosidade e a permeabilidade; 

e Quanto menor o tamanho dos grãos, maior a superfície de contato entre estes, 
resultando em uma maior fricção entre o fluido percolante e a rocha e, 


consequentemente, menor apermeabilidade. 
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A permeabilidade é medida em darcies (Darcy): Q = (k/u) A (p! — p2) /B L; sendo que: 
e (Q: taxa de fluxo (bbl/d) 
e K: permeabilidade (Darcy) 
e 1: viscosidade de fluido (centipoises) 
e A: área de fluxo em seção quadrada (ft?) 
ep! — p2: diferença de pressão (psi) 
e L: comprimento da trilha de fluxo (ft) 
e B: fator de formação de volume (bbl/bbl estocado) 

A permeabilidade também sofre influência da pressão de capilaridade e da 
permeabilidade relativa: 

Capilaridade: Quando os poros da rocha diminuem de tamanho, a tensão superficial 
de fluidona rocha aumenta. Se há diversos fluidos na rocha, então cada um tem uma tensão 
superficial diferente, o que mostra uma variação de pressão exercida entre eles (pressão de 
capilaridade). Normalmente, a pressão de capilaridade é suficiente para evitar o fluxo de um 
fluido na presença de outro. 

Permeabilidade relativa: Quando água, óleo e gás fluem através de reservatórios 
permeáveis,as taxas de fluxo podem ser alteradas pela presença de outros fluidos. Um único 
fluido flui através da rocha com sua própria taxa de fluxo, mas a presença de outro fluido pode 
alterar estataxa de fluxo. Dessa maneira, pode-se afirmar que a taxa de fluxo pode ser alterado 
pela quantidade e tipo de fluidos presentes nas rochas, ou seja, o grau de saturação em fluidos 
da rocha e a natureza desses fluidos, a qual influência em sua capacidade de redução do 
espaço poroso. 

Com o aumento na taxa de soterramento, consequentemente, o maior peso exercido pelo 
pacote sedimentar intensifica o processo de compactação, o qual rearranja os sedimentos de 
forma mais coesa, reduzindo a porosidade da rocha e/ou isolando alguns poros dos demais. No 
entanto, a compactação não apenas reduz o volume de poros em uma rocha, mas também pode 
vir a impedir o fluxo ou liberação do fluido presente, reduzindo também sua permeabilidade. 
Dessa forma, o fluido se apresenta trapeado em poros isolados na rocha, ou pela própria 
porosidade reduzida da mesma (CHAPMAN, 1976). Este é o caso dos chamados reservatórios 
de baixa permeabilidade, exemplificados pelo Basin Centered Gas ou Tigh Gas (gás em 
estratos de baixa permeabilidade), ou pelo Gás em Folhelho ou Shale Gas, trapeado na 
própria rocha geradora em virtude dessa permeabilidade reduzida; posteriormente melhor 


abordados neste trabalho. 
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2.3.2.3 Caracterização de Reservatórios 


As rochas sedimentares compreendem a essência dos reservatórios de petróleo: são as 
únicas rochas capazes de ser geradoras e reservatório, sendo também as únicas que possuem 
porosidade primária e permeabilidade suficiente a esta condição; e consequentemente 
responsáveis pela maior quantidade de petróleo armazenado. Outras rochas, como as ígneas e 
metamórficas, podem apenas atuar como reservatórios em menores escalas de acumulação. As 
condições essenciais para que uma rocha tenha potencial reservatório incluem porosidade e 
permeabilidade adequadas, além de outros fatores geológicos que influenciam nas propriedades 
dos reservatórios. São estes: intemperismo, erosão e deposição, os quais determinam o caráter 
do reservatório; fatores granulométricos como o tamanho e forma dos grãos; tipo de cimento e 
matriz; diagênese (taxa de compactação); fraturamentos; pressões de fluidos, além do tamanho 
e do tipo de reservatório em questão. Esses fatores são importantes uma vez que estão 
diretamente relacionados à porosidade e a permeabilidade de um reservatório (LINK, 1996). 
De acordo com Link (op.cit.) estes fatores influenciam na qualidade de reservatórios da 
seguinte forma: 

Tamanho dos grãos: Em rochas clásticas, o tamanho dos grãos pode ser bastante 
variável. Esta variação está relacionada a fatores como composição mineral, intemperismo, 
ambiente deposicional, além da distância e intensidade do transporte sedimentar. Neste 
contexto, pode- se afirmar que grãos maiores não-cimentados normalmente indicam maior 
porosidade e permeabilidade que grãos menores. Já rochas de granulometria mais uniforme são 
mais porosase permeáveis que aquelas com uma variedade de tamanhos de grãos. De modo 
geral, rochas com grãos bem selecionados são melhores reservatórios do que rochas com 
menos grau de seleção. 

Forma do grão: Esta propriedade está diretamente relacionada à porosidade: grãos 
esféricos tendem a aumentar a porosidade, enquanto que a angularidade fecha o espaço entre 
os grãos, reduzindo a permeabilidade: quando a orientação dos grãos é unidirecional, ocorre 
um aumentode permeabilidade ao longo dos eixos maiores (permeabilidade lateral), e redução 
nos eixos menores (permeabilidade vertical). Essa variação de permeabilidade pode ser 
exemplificada emrochas pelíticas: grãos achatados de folhelho não mostram permeabilidade 
normal à fissibilidade, mas mostram movimentação lateral de fluidos ao longo da 
compactação. 

Compactação do grão: Grãos arenosos esféricos em arranjo aberto podem gerar 
porosidade de quase 48%. Porém, os mesmos grãos em arranjo compacto mostram porosidade 


de quase 26%, que não é alterada mesmo com mudança de carga das camadas superiores. Grãos 
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esféricos bem selecionados e bem compactados produzem uma porosidade maior do que grãos 
angulosose mal selecionados. 

Matriz: A composição da matriz influencia no volume interno da rocha: uma 
diminuição no tamanho do grão da matriz e um aumento no grau de penetração da mesma 
reduzem a porosidade e a permeabilidade. Na realidade, o material fino reduz os espaços 
porosos entre osgrãos maiores. Além disso, os materiais que compõem a matriz normalmente 
são alterados por diagênese, água superficial ou metamorfismo incipiente. Posteriormente, a 
porosidade e a permeabilidade são reduzidas devido às mudanças nos minerais e no volume 
interno. 

Porosidade vacular: Rochas carbonáticas são sensíveis ao contato com soluções, tanto 
durantea fase de diagênese, quanto pós-diagênese. A dissolução de rochas carbonáticas pode 
resultar na formação de cavernas, dissolução granular ou de componentes fósseis da rocha 
original. Essa dissolução corresponde à porosidade vacular (secundária) da rocha, podendo 
melhorar opotencial de reservatório original, pois aumenta o espaço de armazenamento devido 
ao aumento de porosidade. No entanto, a porosidade vacular de carbonatos pode ser 
posteriormente perdidadevido à infiltração mineral que ocorre com a precipitação de soluções 
tardias. 

Fraturamento: Rochas, tanto cristalinas quanto sedimentares, podem ter seu potencial 
de reservatório aumentado devido a presença de fraturas. O fraturamento está relacionado a 
stresstectônico regional e ocorre em padrões específicos, os quais podem ser explorados nos 
programas de recuperação. Todavia, as fraturas devem ser suficientemente desenvolvidas para 
permitir o a transmissão de fluidos através da rocha. A pressão de soterramento frequentemente 
causa fraturas que se fecham em profundidade. Quando isso acontece, o produtor pode usar 
fraturamento hidráulico para reabrir e manter as passagens de fluido em comunicação com as 
fraturas naturais já existentes (técnica abordada em detalhes posteriormente na dissertação). 
Estas aberturas permitem a passagem de fluidos, mas também podem impedi-los. Portanto, o 
conhecimento do fraturamento é essencial às atividades de produção petrolífera. 

Cimentação: O cimento intergranular pode ser composto de qualquer material mineral 
capaz de ser distribuído através de um meio granular, não-cimentado e poroso. A cimentação 
pode corresponder a um processo diagenético, e à precipitação de material mineral nos 
espaços intergranulares a fim de manter os grãos unidos. A quantidade de cimento determina 
quanto deporosidade e de permeabilidade foram reduzidas, devido a compactação de material 
não- cimentado. A cimentação pode ser parcial ou completa. Quando a cimentação é 


completa, a rocha não possui potencial para reservatório, a menos que solução e dissolução de 
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cimento secundária, ou haja crescimento de grãos. Por outro lado, a quantidade e o tipo de 
cimento podem induzir o fraturamento da rocha, podendo aumentar sua porosidade. 

Tipo de reservatório: Os reservatórios são formados sob diferentes condições, as 
quais resultam em diferentes tipos de rocha, tamanho e forma dos grãos. Estas diferenças 
fazem com que os reservatórios não possam ser explorados a partir de um único conjunto de 
técnicas, sendoessencial o estudo para se determinar as características gerais de cada tipo de 
reservatório e as respectivas técnicas mais adequadas à exploração. Reservatórios de 
hidrocarbonetos são geralmente de natureza clástica ou carbonática. Os reservatórios clásticos 
mais comuns consistem de arenitos e conglomerados compostos de quartzo, feldspato e uma 
pequena quantidade de grãos minerais pesados. Em geral, estes grãos são bem maduros, bem 
arredondados e bem selecionados, devido a sua resistência à destruição mecânica e química. A 
partir dessas características, rochas clásticas apresentam boa porosidade e permeabilidade e, em 
geral, se comportam como excelentes reservatórios. Rochas carbonáticas também apresentam 
grande potencial reservatório, sendo este comparativamente maior que reservatórios clásticos, 
no entanto sua ocorrência é menos comum. 

Tamanho do reservatório: Os programas de recuperação de petróleo envolvem 
intervalos de espaçamento entre e de perfuração dos poços adequados, os quais estão 
relacionados ao conhecimento do tamanho do reservatório. Estruturas geológicas que ocorrem 
como reservatórios são funções diretas dos seus ambientes deposicionais e do tempo em que 
persistiram as condições adequadas de sedimentação, transporte, etc. O conhecimento da 
relação entre os fatores geológicos e a estrutura do reservatório gera informações dimensionais 
que podem ser utilizadas para o espaçamento adequado de poços, e da estabilização de zonas 
que serão perfuradas para se atingir o máximo na produção de petróleo e gás. 

Pressão de fluidos: A carga das camadas superiores (pressão de soterramento), gás em 
soluçãoe água meteórica são as razões para o desenvolvimento da pressão em reservatórios. 
Quando um reservatório está em produção, a pressão interna do sistema é reduzida e as fases 
de fluido são alteradas, alterando também as taxas de produção iniciais. Estas taxas de 
produção podem ser alteradas por diversos fatores que envolvem tanto os fluidos quanto os 
reservatórios. À medida que a pressão do reservatório é reduzida, o gás em solução se separa 
da fase líquida (óleo). A pressão em que esse fenômeno ocorre é denominada ponto de 
gaseificação. A razão entre volume de gás produzido e o de petróleo produzido é chamada de 
razão gás-óleo. À medida que a pressão do reservatório diminui a razão gás-óleo aumenta até 
que todo o gás seja esgotado. As pressões de reservatório inicialmente são suficientes para 


forçar os fluidos até a superfície. Quando a pressão do reservatório cai, devido a produção, o 
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gás dissolvido no óleo é liberado formando uma fase gasosa. A medida que a expansão 
ocorre, os fluidos que permanecem no reservatório são rapidamente conduzidos em direção à 


superficieconcomitantemente ao rápido declínio da pressão. 
2.3.3 Rocha Selante 


Uma vez migrados para o interior de um reservatório, os fluidos petrolíferos devem 
encontrar condições que impeçam a continuidade do processo de migração. Normalmente, esta 
condição é provida por camadas rochas de baixa permeabilidade, situadas acima de rochas 
reservatório, aprisionando o petróleo e resultando em uma acumulação petrolífera: essas rochas 
são denominadas selantes, sendo de granulometria fina (folhelhos, siltitos, calcilutitos) ou 
qualquer rocha caracterizada por baixa permeabilidade, cuja transmissibilidade de fluidos seja 
inferior à dos reservatórios. Eventualmente, mudanças faciológicas ou diagenéticas dentro da 
própria rocha reservatório, ou mesmo elementos estruturais tais como falhamentos, ou 
diferenças entre pressões de fluidos, poderão também servir de selo para o petróleo (LINK, 


1996). 
2.3.4 Processos 


2.3.4.1 Geração 


O petróleo é gerado a partir da quebra das moléculas de querogênio na rocha geradora 
em decorrência do aumento da temperatura atuante em determinado tempo. Altas temperaturas 
(idealmente entre 110 a 150 ºC para óleo, ou até 180ºC para gás) induzem a maturação e a 
expulsão de petróleo, que depois sofre movimentação ascendente por empuxo, quando em 
condições hidrostáticas, ou por flutuação associada ao fluxo de fluidos em condições 
hidrodinâmicas, representando o estágio de migração primária (Link, 1996). 

Segundo Rostirolla (1999), quando a saturação em óleo residual alcança 0,5% a 4%, as 
forças de empuxo e a pressão interna condicionam a movimentação de hidrocarbonetos. A 
saturação é sempre maior no topo do que na base da camada e depende do ângulo de mergulho, 
viscosidade, taxa de suprimento de hidrocarbonetos e permeabilidade. A ausência de geração 
configura uma condição restritiva ao funcionamento do sistema petrolífero. No entanto, mesmo 
que uma rocha contenha matéria orgânica, esta não representa necessariamente uma variável 
indicativa do fator geração. Para que assim seja, a mesma deve reunir condições adequadas de 
geração, para o modelo de sistema petrolífero considerado, sendo essencial a presença dos três 


requisitos: quantidade de matéria orgânica, qualidade da matéria orgânica e maturação. A 
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expulsão de hidrocarbonetos da rocha geradora ocorre quando a saturação em folhelhos (fração 
da microporosidade ocupada por hidrocarbonetos) excede 10-20%. Normalmente, a eficiência 
de expulsão aumenta com o aumento da maturidade, alcançando 80 a 90% para rochas ricas e 
maturas. Em processos de sobrepressão de fluidos, a expulsão do petróleo pode se dar por 
fraturamento hidráulico, como no caso da exploração não convencional de hidrocarbonetos. 
Os principais critérios utilizados para caracterizar as variáveis indicativas de geração 
são baseados principalmente em no teor de carbono orgânico total (COT), ou medida relativa 
do carbono presente na forma de querogênio e betume, além da combinação e relação entre o 
teor de hidrocarbonetos já presentes na rocha, hidrocarbonetos gerados na rocha (a partir da 
quebra de querogênio em elevadas temperaturas), e componentes voláteis (CO, e H5,0). 
Rostirolla (1999) também considera, além da quantidade e qualidade da matéria orgânica, a 


capacidade volumétrica da rocha geradora. 


2.3.4.2 Migração 


Uma vez gerado o petróleo, ele passa a ocupar um espaço/volume maior do que o 
querogênio original na rocha geradora. Esta se torna supersaturada em hidrocarbonetos e a 
pressão excessiva dos mesmos faz com que a rocha-fonte se frature intensamente, permitindo 
a expulsão dos fluidos para zonas de pressão mais baixa. O escoamento dos fluidos petrolíferos, 
através de rotas diversas pela subsuperfície, até à chegada em um local portador de espaço 
poroso, selado e aprisionado, apto para armazená-los, constitui o fenômeno da migração. As 
rotas usuais em uma bacia sedimentar são fraturas em escalas variadas, falhas e rochas porosas 
diversas, ligando as fontes de geração, profundas e sob alta pressão, a regiões focalizadoras de 
fluidos, mais rasas, com pressões menores (ROSTIROLLA, 1999). 

A migração corresponde à movimentação do petróleo, que ocorre quando a pressão de 
fluidos excede a pressão capilar, restritiva ao fluxo. As rotas de migração se comportam como 
um conduto, instalando diferentes gradientes de pressão e permitindo a movimentação do 
fluido. De acordo com Rostirolla (1999), a tendência de ocorrer migração a partir de falhas e 
fraturas é menor do que ao longo de camadas. O autor afirma que a permeabilidade tectônica é 
menos eficaz que a permeabilidade sedimentar. Entretanto, o fator principal que influencia na 
migração é o gradiente de pressão, além da facilidade de convergência de fluxo, fatores que 
podem gerar situações atípicas à migração. O conceito de migração é cientificamente aceito, no 
entanto, não há concordância total entre autores quanto aos mecanismos envolvidos e as 
distancias percorridas. A partir de convenções e de definições de Link (1996), pode-se concluir 


que existem três diferentes tipos de migração: 
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Migração Primária: Quando o petróleo se desloca da rocha fonte para a rocha 
reservatório. 

Migração Secundária: Quando o petróleo se movimenta no interior da rocha 
reservatório apóssua acumulação. 

Migração Terciária: Ocorre quando o petróleo não fica armazenado e continua a se 
movimentar em busca de zonas de menor pressão. O petróleo termina como exudação, oxidado 


ou sofrendo degradação bacteriana. 


2.3.4.3 Acumulação 


Uma vez em movimento, os fluidos petrolíferos são dirigidos para zonas de menor 
pressão, normalmente posicionadas em situações estruturalmente mais elevadas que as 
vizinhanças. As configurações geométricas das estruturas das rochas sedimentares que 
permitem a focalização dos fluidos migrantes nos arredores para locais elevados, que não 
permitam o escape futuro destes fluidos, obrigando-os a lá se acumularem, são denominadas de 
trapas ou armadilhas (LINK, 1996). 

Elas podem ser simples como o flanco de homoclinais ou, mais comumente, como o 
ápice de dobras anticlinais/arcos/ domos salinos, ou até situações complexas como 
superposição de dobras e falhas de natureza diversas. Este tipo de aprisionamento, em uma 
estrutura elevada, é denominado de trapeamento estrutural. Entretanto, nem sempre o petróleo 
é aprisionado sob condições estruturais. Eventualmente, a migração do petróleo pode ser detida 
pelo acunhamento da camada transportadora ou bloqueio da mesma por uma barreira 
diagenética ou de diferente permeabilidade, ficando então retido em posições estruturalmente 
não notáveis. Neste caso, tem-se um trapeamento de caráter estratigráfico (MILANI, 2001). 

O entendimento das características a respeito da deposição e da integridade da rocha 
selante é fundamental para se entender os locais propícios para a acumulação de petróleo. A 
presença (ou ausência) do selo como variável indicativa exige a existência adequada das 
seguintes propriedades físicas: capilaridade (pressão mínima que suporta a força de flutuação 
do fluido), continuidade lateral (geometria e arquitetura de fácies), litologia (ocorrência de 
halita, anidrita, folhelhos, carbonatos ou chert), ductilidade (tendência da rocha fluir e 
responder plasticamente durante a deformação), espessura (manutenção das características 
deposicionais ao longo do tempo e taxa de sedimentação). A trapa é, portanto, uma entidade 
geológica que integra uma rocha reservatório com forma, capacidade volumétrica adequada e 
um selo efetivo. O volume de óleo e gás preservado depende da predição do tamanho e tipo da 


trapa que, em conjunto com a migração, constitui o fator com maior influência no sucesso 
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geológico. Dessa maneira, as trapas podem ser classificadas em estruturais, estratigráficas e 
hidrodinâmicas, sendo nas trapas estratigráficas onde a maioria dos recursos é encontrada 
(LINK,1996). 

Durante as últimas décadas, a exploração e produção de petróleo têm passado por 
significativos avanços, não apenas tecnológicos, como os relacionados a tecnologias de 
perfuração, mas também em relação ao conceito de sistemas petrolíferos: atualmente, em 
virtude de fatores econômicos e da relação oferta e crescente demanda por recursos energéticos, 
diferentes conceitos de sistemas petrolíferos foram implantados e analisados acerca de seu 
potencial para hidrocarbonetos. Nesse contexto, o petróleo passou a ser explorado a partir de 
sequências que antes não apresentavam significância ou viabilidade econômica para 
exploração. Estes são os chamados sistemas petrolíferos não convencionais, que vêm 


estabelecendo uma nova fronteira exploratória no Brasil e no mundo. 


2.4 SISTEMAS PETROLÍFEROS CONVENCIONAIS 


r 


O conceito de sistemas petrolíferos convencionais é correspondente à definição de 
sistemas petrolíferos proposta por Magoon e Dow (1994), a qual engloba presença dos 
elementos rocha geradora, reservatório e selante, concomitantes e síncronos à ocorrência dos 
processos de geração, migração e acumulação de hidrocarbonetos. Nesses sistemas ditos 
convencionais, a produção dos hidrocarbonetos acumulados pode ser realizada por meio da 
tecnologia disponível, sem necessidade de mecanismos específicos para essa recuperação (o 
petróleo produzido é extraído pelo poço por meio de diferença de pressão). De modo geral, para 
essa produção convencional faz-se emprego de recuperações primárias e secundárias e suas 
taxas de recuperação variam entre 30 a 40%. Reservatórios convencionais são caracterizados 
por sua boa porosidade e permeabilidade, baixa viscosidade e interface com água identificável, 


em sua maioria são arenitos e calcarenitos (DAS VIRGENS, 2011). 


2.5 SISTEMAS PETROLÍFEROS NÃO CONVENCIONAIS 


Sistemas petrolíferos não convencionais são aqueles em que os fluxos normais de 
produção não são considerados economicamente viáveis (Figura 3). Aqui estão incluídos 
reservatórios em que há necessidade de estimulação maciça, visto que a produção a partir desses 
reservatórios processos requer técnicas especiais de recuperação, tais como tecnologias de 


injeção de vapor ou de faturamento hidráulico; em virtude de sua baixa taxa de recuperação 
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(inferior a 20% segundo técnicas exploratórias convencionais). Reservatórios não 
convencionais são exemplificados por: gás em estratos de baixa permeabilidade (tight gas ou 
basin centered gas - BCG), metano em estratos de carvão (coal bed methane — CBM), óleos 
pesados e gás em folhelho (shale gas) (YERGIN, 2011). 


Figura 3 Classificação de recursos minerais em função de fatores geológicos e econômicos. 
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Fonte: Malagueta (2009). 


Quando o volume dos reservatórios é parcial ou totalmente estimado e há tecnologia de 
extração, estes recursos podem ser denominados de Reservas Técnicas ou Reservas 
Tecnicamente Recuperáveis, o que significa que a existência do recurso é reconhecida e que há 
tecnologia para extração. Todavia, enquanto não houver o desenvolvimento das reservas, 
perfuração de poços e produção, as reservas não serão classificadas como provadas, prováveis 
ou possíveis (DAS VIRGENS, 2011). 

É possível que devido à baixa permeabilidade da geradora ou da formação como um 
todo, que os produtos gerados durante a catagênese (petróleo e/ou gás natural) não entrem em 
migração secundária havendo, na realidade, uma migração primária parcial. Se isso ocorre, a 
seguinte situação é possível: a rocha geradora apresenta baixa permeabilidade a ponto de 
diminuir drasticamente a migração primária (< 0,1 mD) (Tabela 1). É possível que nessa 
situação já tenham sido gerados óleo em folhelho (primeiro) ou gás em folhelho (segundo), 
sendo o gás natural a fase gasosa do petróleo. A geradora passa então a ser também reservatório 
e migração restrita à mesma rocha. Aqui, todos os elementos do sistema petrolífero estão 
presentes em escala reduzida, porém a migração não se deu de geradora para reservatório. Esse 


tipo de sistema petrolífero é classificado como não convencional (MALAGUETA, 2009). 
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Tabela 1: Comparação (em mD) entre permeabilidades de reservatórios convencionais e não 
convencionais (gásem folhelho e coalbed methane — CBM). 


Comparação entre Permeabilidades (mD) 


Gás em folhelho <0,1 
CBM >0,1 <50 
Rochas reservatórios (siliciclásticas e carbonáticas) >100 <10.000 


Fonte: Modificado de Malagueta (2009). 


Todavia, o mais comum é que haja geração, migração-acumulação de petróleo, mas em 
uma formação geológica que difere das circunvizinhas por barreiras litológicas regionais 
laterais e verticais, incluindo as rotas de migração. Uma mesma bacia pode ter diversos sistemas 
petrolíferos como esses, que recebem a denominação de Sistemas Petrolíferos Independentes 
(SPI) (MAGOON e DOW, 1994) ou sistemas petrolíferos não convencionais. Magoon e Dow 
(op.cit) afirmam que para cada bacia explorada pode haver em torno de três ou quatro SPIs. 
Contudo, como mencionado anteriormente, acumulações de hidrocarbonetos em folhelho 
apresentam os elementos de um sistema petrolífero, porém em escala reduzida, especialmente 
no que diz respeito à migração (migração primária). Sob esta ótica, a aplicação do conceito de 
sistemas petrolíferos independentes de Magoon e Dow (1994) passa a ser válida ou coincidente 
para essas acumulações de petróleo em folhelhos, classificando-os como sistemas petrolíferos 


não convencionais as independentes. 


2.6 PETRÓLEO NÃO CONVENCIONAL 
2.6.1 Histórico 


Desde o início do século XXI, um medo ameaça o setor energético mundial e, 
consequentemente, a estabilidade econômica global: o medo do fim do petróleo. O petróleo 
consiste em um combustível finito e não renovável, se considerado na escala de tempo da 
humanidade, e tem sido responsável por financiar o significativo crescimento econômico e 
populacional do século. O medo de que as reservas petrolíferas estariam chegando ao fim 


surgiu com a teoria peakoil (pico de óleo), proposta por M. King Hubbert? em 1956 e 


4 Geólogo americano associado à Shell Oil Company durante a década de 1950. Ao longo de sua experiência de 


trabalho concluiu que as descobertas de reservas petrolíferas que, quando representadas graficamente, assumiam 
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fundamentada na ideia de que o ápice da exploração petrolífera já havia sido atingido. 
Portanto, as reservas estavam em esgotamento, pois a produção atingiria o ápice. A teoria 
representa a produção petrolífera mundial graficamente por um pico (ou sino), o qual 
corresponde à máxima explotação devido à crescente demanda, fase dos dias atuais ou prestes 
a ter início, seguida de um inevitável declínio na produção devido o esgotamento do recurso. 
No entanto, a teoria do peak oil não considera perspectivas de avanço tecnológico e de 
conhecimento científico, fatores decisivos neste cenário por serem capazes de garantir 
décadas de produção até se tenha início um declínio, o qual seria muito menos abrupto diante 
destas circunstancias. Inovações no setor petrolífero geram controvérsias no modelo de peak 
oil, e indicam a representação da produção como um platô, i.e., o ápice da exploração pode 
ser prolongado conforme o indicado na Figura 4, adiando o declínio por esgotamento de 


reservas, o qual seria muito mais gradual e menos impactante ao mercado (YERGIN, 2011). 


Figura 4: Representação esquemática de previsão de Hubbert realizada em 1962 para a produção de 
óleo e gás natural de 48 estados americanos (em vermelho), versus a produção ocorrida em 
2012 (em azul). 


Hubbert Prediction (1962) Versus Actual Gas Production 
United States, Lower 48 States 


Annual Production (BCF Dry Gas) 
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a forma de sino, assim como as curvas referentes à produção desse recurso. A partir destas observações, 
estabeleceu a teoria de peak oil, afirmando que o setor petrolífero atingiria um pico de exploração e produção 
seguido de um abrupto declínio de produtividade em virtude do esgotamento desse recurso. Em 1962, Hubbert 
previu que a produção de 48 estados americanos atingiria seu pico entre 1965 e 1970, informação a qual, apesar 
de sua baixa credibilidade, teria se concretizado. Todavia, este teria sido posteriormente justificado pela escassez 
de tecnologia e informações a respeito de novas reservas ao invés do esgotamento do recurso fóssil. Adaptações 
modernas da teoria de Hubbert sugerem a forma de platô para a representação desse cenário, enquanto que outros 
pesquisadores afirmam que o pico representa o fim da produção economicamente acessível e que pode ser 


aplicável em diferentes momentos da sociedade, como o caso de recursos petrolíferos não convencionais. 
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Fonte: Modificado de Hubbert, (1962), apud "Energy Resources," National Academy of Sciences, 
Publication 


Segundo Yergin (2011), apesar de parecer recente, o medo do fim do petróleo já 
esteve presente na história mundial, sempre associado à crescente demanda por esse recurso. 
Iniciada por Edwin Drake no norte da Pensilvânia, a indústria moderna do petróleo tem 
enfrentado desafios em atender o equilíbrio entre oferta e demanda durante décadas. 
Inicialmente utilizado como fonte de iluminação a fim de substituir o óleo de baleia, o 
petróleo se tornou essencial à sociedade desde 1859. A partir de então, a demanda pelo 
combustível cresceu abruptamente com o desenvolvimento da indústria automobilística, 
bélica, entre outras, a fim de suprir o crescimento acelerado de economias emergentes (Figura 
5). Neste contexto, a indústria do petróleo passou por crises, resultando em aumento de preços 
e ameaçando a estabilidade econômica mundial em diversos períodos da história, crises as 
quais teriam sido amenizadas ou solucionadas a partir de pesquisas e avanços tecnológicos 
que garantissem a produção. A situação atual não seria diferente, será que o petróleo estaria 
mesmo chegando ao fim, ou falta tecnologia para continuar a explorá-lo? 

Figura 5: Gráfico representativo do consumo mundial de energia primária desde a 1860 a 2000. 
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Fonte: IEA (2007) apud. Malagueta (2009). 


A história das indústrias de óleo e gás está fortemente vinculada a avanços tecnológicos. 
Novas tecnologias têm sido desenvolvidas com a finalidade de se identificar novas reservas e 
também de se produzir a partir de campos já explorados. Sabe-se que, geralmente, em campos 
de petróleo menos de 60% da acumulação pode ser produzida por meio de métodos tradicionais 
(YERGIN, 2011). Diante dessa situação, pesquisas têm sido desenvolvidas para aumentar 
essa taxa de recuperação, baseadas não apenas em tecnologias de exploração, mas também em 


estudos de fontes de petróleo não convencionais. 
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2.6.2 Cenário Atual 


Existem diferentes fontes não convencionais de óleo e gás natural. Mesmo que a 
ocorrência desses tipos de acumulações já tenha sido reconhecida há décadas, o desafio está em 
encontrar técnicas de recuperação desse recurso em escala comercial. 

Estudos referentes à geologia de petróleo têm se divido em dois ramos de pesquisa de 
hidrocarbonetos: convencionais e não convencionais. Estes representam diferentes processos 
de acumulação e caracterização de reservatórios, conforme abordado anteriormente no capítulo; 
além de corresponder ao novo destaque na teoria e conceitos da geologia de petróleo. O estudo 
geológico de hidrocarbonetos convencionais tem como foco identificar a relação entre rochas 
fonte, reservatório e selante e sua associação com os processos de migração, trapeamento, 
acumulação e contemporaneidade. Já o foco de estudo da geologia de hidrocarbonetos não 
convencionais está na avaliação da continuidade do processo de acumulação do petróleo, 
associada à análise litológica, estrutural e das propriedades físicas atuantes no processo (ZOU, 
et al. 2013). 

De acordo com a Agência Internacional de Energia (International Energy Agency — 
IEA, 2012), estão inclusos no conceito de hidrocarbonetos não convencionais: gás e óleo em 
folhelho, areias betuminosas, óleos sintéticos e produtos derivados, gás e óleo gerado a partir 
de carvão mineral e biomassa, além de incluir hidrocarbonetos em diferentes níveis de 
maturação como querogênio, óleos pesados e condensados. 

A novidade no setor de gás natural é o chamado Shale Gas: gás natural não 
convencional gerado e aprisionado em folhelhos em decorrência de sua permeabilidade 
reduzida. Esse tipo de acumulação tem se destacado dentre as fontes energéticas não 
convencionais devido seu potencial em apresentar elevadas concentrações de gás natural e por 
sua ampla distribuição geográfica. A exploração, que anteriormente se mostrava 
economicamente inviável, se tornou possível devido o desenvolvimento tecnológico: técnicas 
como o faturamento hidráulico e a perfuração horizontal tornaram possível a exploração desse 
recurso e tem trazido significativo retorno econômico. 

Juntamente com outras fontes não convencionais de petróleo e gás, o gás em folhelho 
vem representando uma nova fronteira exploratória, diferente da tradicional produção 
convencional, mas que pode gerar impacto significativo na economia mundial. De acordo com 
Yergin (2011), essa nova definição de fontes de petróleo tem se expandido e ajudado a suprir a 
crescente demanda da sociedade por recursos energéticos. Yergin (op.cit.) acredita que até 


2030, essas fontes não convencionais serão a base da produção petrolífera norte americana e 
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receberão uma nova denominação: convencionais. 
2.6.3 Experiência Norte-Americana 


A constante busca por recursos energéticos tem resultado em diversos avanços no 
setor de hidrocarbonetos não convencionais. Pesquisas realizadas pelo U.S.Geological Survey 
(Serviço Geológico dos Estados Unidos) constataram que gás natural não poderia ser apenas 
explorado em reservatórios de configuração convencional, como, por exemplo, em trapas 
anticlinais, mas também poderia ser encontrada em rochas de baixa permeabilidade. Uma 
propriedade que confere simultaneamente, ao mesmo pacote rochoso, o papel de reservatório 
e selante. A descoberta revolucionou a indústria petrolífera dos Estados Unidos, mas ainda 
havia de enfrentar diversas dificuldades em seu processo de exploração: não se havia 
conhecimento a respeito das técnicas necessárias à explotação desse recurso, resultando em 
elevados custos com pesquisas e implementação de novas tecnologias (YERGIN, 2011). 

As principais técnicas de exploração de sistemas não convencionais foram 
desenvolvidas nos Estados Unidos a partir de estudos sobre a produção feitos no folhelho 
Bakken” e são denominadas fracking e horizontal drilling. O termo fracking refere-se à 
técnica de faturamento hidráulico, que vem sendo utilizada desde 1940 e consiste, 
basicamente, na injeção de grande volume de água sob alta pressão, em associação com areias 
e compostos químicos, à uma formação geológica saturada em petróleo. Tem por objetivo 
fraturar a rocha em questão a fim de gerar uma rota de passagem para o fluido explorado. 
Outra técnica de exploração, denominada perfuração horizontal, emergiu na década de 1980. 
Os avanços tecnológicos permitiram que operadores perfurassem até certas profundidades e 
em seguida, passassem a realizar uma perfuração em ângulo, ou até mesmo completamente 
horizontal. Essa técnica permitiu um maior acesso ao reservatório, resultando em maior 
recuperação de gás (ou óleo). A partir desse conhecimento adquirido, empresas passaram a 
combinar ambas as técnicas de perfuração, trazendo inovação ao mercado e grande retorno 
financeiro. No entanto, esse retorno financeiro pode vir associado a altos custos ambientais: a 
exploração desse recurso requer o uso da técnica de faturamento hidráulico, que inclui a 
injeção de milhões de litros de água misturada a compostos químicos que, potencialmente, 
podem resultar na contaminação de aquíferos (YERGIN, 2011). 


A combinação entre o avanço tecnológico do faturamento hidráulico e a perfuração 


* Bacia Williston, Devoniano-Mississipiano, abrangendo a parte central dos EUA até o Canadá. 
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horizontal revolucionou o mercado e ficou conhecida por Yergin (2011) como a Revolução do 
Gás Não Convencional, fazendo conhecidos recursos como os denominados shale gas, 
coalbed methane (CBM) e tight gas; basin centered gas (BCG), os quais correspondem, 
respectivamente, aos chamados gás em folhelho, metano em estratos de carvão mineral, e gás 
em reservatórios de baixa permeabilidade. Com esse avanço tecnológico, o gás natural assou a 
ter preço competitivo no mercado de recursos energéticos, obtendo vantagens devidas seu 
menor teor de poluentes em relação aos demais combustíveis fósseis: carvão mineral e óleo e 


ganhando vantagens também sobre fontes de energia renováveis devido seu menor custo. 


2.7 GÁS NATURAL NÃO CONVENCIONAL 


A partir da chamada revolução energética dos Estados Unidos, a exploração de gás 
natural a partir de fontes não convencionais se popularizou, fazendo com que o mundo 
reconhecesse essa nova fronteira exploratória e iniciando a internacionalização desse mercado 
(YERGIN, 2011). No Brasil, estudos e cálculos de reservas recuperáveis, realizados pela ANP 
em 2012, indicam números promissores para o país, com estimativas de 200 trilhões de pés 
cúbicos de gás (Tcf) apenas em três bacias sedimentares brasileiras: Parecis, Recôncavo e 
Parnaíba. O presidente do conselho administrativo da consultoria Gás Energy, Marco Aurélio 
Tavares acredita que essa pode ser a oportunidade para a criação de uma grande indústria 
nacional de gás natural e de uma forte impulsão no desenvolvimento do Brasil 
(PETRONOTÍCIAS, 2012). 

De modo geral, existem três tipos de acumulações não convencionais de gás natural 
(Figura 6). A mais conhecida é o chamado gás em folhelho, conhecido também (apesar de 
erroneamente) como gás de xisto, popularizado pelo recente boom de produção nos EUA. Além 
deste, existem também o shale gas, coalbed methane (CBM), que consiste em geração de 
metano a partir de estratos de carvão mineral, e o gás em reservatório de baixa permeabilidade 
(BCG ou tight gas), característicos de reservatórios de baixa permeabilidade. O que define 
esses três tipos de acumulações de gás natural como não convencionais, além da baixa 
permeabilidade, é uma taxa de recuperação média de 20%, que é inferior à média dos 
chamados reservatórios convencionais, que varia entre 35 a 60%. Portanto, necessita-se da 
implantação de diferentes técnicas exploratórias que favoreçam a viabilidade econômica dos 


depósitos não convencionais (DAS VIRGENS, 2011). 


43 


Figura 6: Representação esquemática dos principais tipos de depósitos de gás natural 
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Fonte: U.S. Geological Survey (2012). 


No caso do BCG e do gás em folhelho, estes não diferem do gás natural convencional 
em termos de composição ou origem, mas apenas na forma de ocorrência no reservatório. Em 
outras palavras, é predominantemente metano, podendo ser tanto de origem termogênica ou 
biogênica (LAW, 2002), conceitos melhor abordados adiante no presente capítulo. 

O gás natural corresponde a uma mistura de hidrocarbonetos leves que se apresentam 
em estado gasoso, denominados como a fase gasosa do petróleo. Tais gases podem se apresentar 
isolados em um reservatório ou associados a óleo. O principal componente do gás natural é o 
metano (CH4), sendo que em muitos depósitos de gás natural, o teor de metano representa 
aproximadamente 92 a 95% da composição total. Diversos processos podem resultar na 
geração de metano, sendo a maior produção induzia por degradação bacteriana da matéria 
orgânica. À medida que temperatura do sistema se eleva e o petróleo é consequentemente 
termicamente alterado, algumas das moléculas constituintes são separadas pelo calor, 
resultando na formação de metano e de outras pequenas moléculas de hidrocarbonetos. Pode- 
se afirmar que, quanto maior a profundidade do sistema, maior a taxa de geração de metano 
devido às maiores temperaturas. A ação repetida da quebra de moléculas de hidrocarbonetos 
resulta na formação de cadeias carbônicas cada vez menores e, consequentemente, produzindo 
maior quantidade de moléculas com carbonos associados (de um a quatro carbonos). Essas 
moléculas que correspondem ao gás natural, apresentando-se em estado gasoso em pressões e 
temperaturas ambiente. Dessa maneira, quanto maior a profundidade de perfuração para 


exploração, maior a tendência de se encontrar petróleo na fase gasosa. A maioria dos depósitos 
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comerciais de gás natural segue esse princípio de formação (RADOVIC, 1997). 

Além do metano, o gás natural também é constituído por pequenas quantidades de outras 
moléculas de hidrocarbonetos (Tabela 2); dentre os quais estão inclusos o etano (C>Hs), propano 
(CsHg), e butano (C4H10). Menores quantidades de pentano (CsH12) e hexano (CsH14) também 
podem ser encontrados. Sob condições normais de pressão e temperatura, pentano e hexano se 
apesentam no estado líquido, no entanto, quando expostos à elevadas temperaturas 
decorrentes de soterramento, estes podem constituir gases e compor parte do gás natural. 
Além desses hidrocarbonetos, depósitos de gás natural podem conter componentes 
inorgânicos, incluindo nitrogênio, hélio, dióxido de carbono e sulfetos hidrogenados 
(RADOVIC, 1997). 


Tabela 2: Representação da composição média de gases naturais em relação à moléculas de 
hidrocarbonetos. Análise baseada em amostras de reservatórios situados na Europa, Africa e 
América do Norte. 


Componente Vol.(%) Componente Vol.(%) 
CH 81,5 No SA 
C>H6 3,6 CO, 4,6 
C3Hg 2,0 HS 1,4 
C4sHio 0,4 -- - 
CsHy 0,2 He 0,04 
> Cs 1,0 E E 


Fonte: Neumann et. al (1981) apud. Radovic (1997). 


Quanto à origem, o gás natural pode ser classificado em biogênico e termogênico 
(Figura 7). O gás biogênico é formado em baixas temperaturas e profundidades de 
soterramento (até no máximo 1.000 m), sob condições anaeróbicas ou associadas a elevadas 
taxas de sedimentação marinha. Cerca de 20% do gás natural conhecido mundialmente é de 
origem biogênica. Já o gás termogênico é formado sob mais elevadas condições de temperatura 
e soterramento, sendo formado durante a catagênese média e em baixo grau tardio da 
metagênese (fase em que o metano termal substitui o metano biogênico) em resultado à 
alteração do querogênio e de outros constituintes orgânicos a partir de quebra molecular e 
degradação. O gás termogênico contém quantidades significativas de hidrocarbonetos mais 
pesados quando comparado ao gás biogênico. À medida que a temperatura sobe, 
hidrocarbonetos mais leves se formam como gás úmido e condensado nas fases finais da 
termogênese. O gás úmido e os condensados acompanham a progressão da catagênese seguidos 
por um metamorfismo de baixo grau (metagênese) e metano termogênico. À medida que o 


metamorfismo avança o óleo passa a ser eliminado, resultando em uma acumulação exclusiva 
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de gás natural (TISSOT e WELTE, 1978). 


Figura 7: Representação esquemática da relação entre temperatura e profundidade de soterramento 
com tipo e quantidade estimada de petróleo gerado. 
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Fonte: Modificado de Tissot e Welte (1978). 


2.8 GÁS EM FOLHELHO (SHALE GAS) 


O termo shale gas ou gás em folhelho corresponde a depósitos de gás natural que se 
encontram retidos em formações pelíticas (folhelhos). Folhelhos geralmente se caracterizam 
por sua baixa permeabilidade, fato que dificulta a exploração de petróleo a partir desta litologia, 
antes considerada fonte não comercial de hidrocarbonetos. No entanto, a permeabilidade 
reduzida dos folhelhos que dificulta a produção de hidrocarbonetos diretamente dessa formação 
também atua como um fator de retenção de gás natural no interior desse pacote rochoso (entre 
as lamelas que acompanham a foliação). Folhelhos que contém quantidades significativas de 
gás natural apresentam as seguintes propriedades em comum: composição enriquecida em 
matéria orgânica (de 0.5 a 25%), e geralmente se apresenta no campo de existência de gás 
termogênico (intervalo de temperatura e soterramento suficientemente elevados, convertendo o 
petróleo em gás natural — vide figura 7, no intervalo compreendido abaixo do pico de gás (gas 
peak)) O gás gerado a partir desse processo pode ser contido em fraturas naturais do pacote 
rochoso, no interior de poros, e/ou adsorvidos ao material orgânico-sedimentar. A 
recuperaçãodo gás retido em poros e fraturas se dá durante a atividade exploratória, enquanto 


que o gás adsorvido é liberado à medida que ocorre redução da pressão interna do reservatório 
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(DAS VIRGENS, 2011). 

O gás de folhelho foi inicialmente explorado em 1821 na região de Fredonia, em Nova 
York, a partir de fraturas superficiais em camadas de folhelho negro. Com o desenvolvimento 
da técnica de perfuração horizontal, por volta de 1930, e de fraturamento hidráulico, em 1947, 
associado à escassez de petróleo e declínio de produção de gás natural durante a década de 
1970, a exploração desse tipo de gás veio a se tornar econômica. Diante do declínio de produção 
de gás natural, o governo federal americano passou a investir na busca por alternativas, criando 
o Eastern Gas Shales Project (Projeto de Gás em Folhelho da Região Leste). O projeto teve 
início em 1976 e consistia no financiamento de pesquisas nesse setor, inicialmente nas bacias 
Michigan e Apalache, além de parceria industrial, a qual recebia incentivos fiscais do governo 
que visava iniciar e expandir a produção. Desde então, o gás de folhelho tem sido um importante 
contribuinte para a geração de energia os EUA. O gás de folhelho também ficou popularmente 
conhecido como gás de xisto”. No entanto, esse termo é erroneamente aplicado: xistos são 
rochas metamórficas e não são consideradas rochas geradoras de hidrocarbonetos (YERGIN, 


2011). 
2.8.1 Aspectos Geológicos 


O folhelho consiste em uma rocha sedimentar caraterizada por sua granulação fina (< 
1/256 mm) e fissilidade. É predominantemente constituída de minerais argilosos, além de 
menores frações de quartzo e feldspatos, e matéria orgânica. Essas rochas apresentam elevado 
potencial gerador de hidrocarbonetos. No caso de gás de folhelho, a geração e a acumulação de 
gás natural ocorre in situ, sendo concentrado em fraturas e poros da rocha. Esses folhelhos 
recebem tripla classificação, sendo considerados rocha geradora, rocha reservatório, e selante 
de um sistema petrolífero (U.S. GEOLOGICAL SURVEY, 2012). O processo de migração é 
bastante limitado (migração primária), percorrendo apenas distâncias muito curtas, dentro de 
um mesmo pacote rochoso, no caso, o folhelho. Esses folhelhos saturados em gás natural 
podem também atuar como rochas geradoras de outros sistemas petrolíferos, de disposição 
superior a essas rochas, onde o fluido irá migrar para outra litologia que exerça o papel de 
rocha reservatório. De acordo com diversos autores, o principal fator que favorece a 


concentração desse gás nos folhelhos é o estágio de sobrepressão do sistema, reduzindo a taxa 


é Acredita-se que o termo se popularizou devido à bibliografia francesa, onde é referido como gaz de schiste, 
denominação que gerou a tradução equivocada. 
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de migração do fluido e resultando em acumulações dentro da própria rocha geradora, que 
também apresenta características selantes. Além disso, a matéria orgânica presente no sistema 
(abundante em folhelhos) é capaz de reabsorver moléculas de gás termogênico que se foram 
geradas a partir desse folhelho, funcionando como trapas para esse gás dentro do próprio 


sistema (EXXONMOBIL,2012). 


2.8.2 Cenário Atual 


O gás de folhelho recentemente se tornou uma importante fonte de gás natural nos 
Estados Unidos e o interesse por este recurso natural se expandiu internacionalmente. A 
combinação das técnicas exploratórias de fraturamento hidráulico e perfuração horizontal 
tornou possível a exploração desse recurso, antes não considerado economicamente viável 
devido a limitações tecnológicas. Nos anos 2000, a produção de gás em folhelho representava 
apenas 1% da produção anual total de gás natural nos EUA, porém, em 2010, chegou a atingir 
mais de 20% do total, e de acordo com a Energy Information Administration (EIA), a produção 
desse recurso atingirá 46% da produção total de gás em 2035. Atualmente, o gás de folhelho é 
o recurso não convencional mais explorado mundialmente, e corresponde a mais de 50% da 
produção de gás natural não convencional dos EUA. De acordo com estudos e estimativas, o 
gás natural tem desempenhado um importante papel no setor energético e setor elétrico, 
correspondendo ao segundo combustível mais consumido atualmente nos Estados Unidos 
parageração de energia primária e de eletricidade (Figuras 8 e 9) (EIA, 2013). 


Figura 8: Projeção gráfica do consumo de energia primária, por combustível, nos Estados Unidos. 
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Fonte: U.S. Energy Information Administration (EIA), 2015. 
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Figura 9: Projeção gráfica da geração de energia elétrica por combustível, nos Estados Unidos. 
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Fonte: U.S. Energy Information Administration (EIA), 2015. 


O então presidente dos Estados Unidos, Barak Obama, se pronunciou a favor da 
exploração de gás em folhelho e afirma que o desenvolvimento desse recurso energético pode 
ajudar a reduzir a emissão de gases que favorecem o efeito estufa”. Estudos recentes indicam 
que, de modo geral, o uso de gás de folhelho como fonte energética resulta na emissão de menos 
poluentes do que a produção convencional (FORBES, 2012). No entanto, outros fatores 
ambientais associados às técnicas de exploração desse recurso, deixam controvérsias a respeito 


de seus impactos ambientais, tais como a contaminação de aquíferos e corpos hídricos. 
2.8.3 Ocorrência 


O gás de folhelho é encontrado em porções de folhelhos que se apresentem saturadas 
em gás natural com significativas concentrações. Sua produção teve início no chamado 
Folhelho Barnett, situado no Texas, sendo também significativamente explorado do Folhelho 
Marcellus, situado na região das Montanhas Apalache, leste dos Estados Unidos (FIA, 2012). 
Através de dados geofísicos de superfície e subsuperfície, associados a estudos geológicos, 


outras reservas desse tipo de gás foram encontradas ao longo dos EUA (Figura 10). 


7 As emissões de dióxido de carbono nos Estados Unidos têm sido significativamente reduzidas nos últimos 
cinco anos (2010-2015). Essas reduções contrastam com as estimativas para emissões de CO», previstas em 1998 
a partir de determinações do Protocolo de Kyoto. Durante o período dessas discussões, a U.S. Energy 
Information Administration (EIA), havia estimado que as emissões de CO, teriam um aumento anual sob a taxa 
de 1.3% até 2020. Acredita-se que essas estimativas previam aumento da emissão de poluentes por não levarem 
em consideração a exploração de recursos não convencionais mais limpos, como o caso do gás de folhelho, ainda 
não significativamente explorado na época. 
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Figura 10: Mapa das bacias sedimentares norte americanas produtoras de shale gas. 


Fonte: U.S. Energy Information Administration (2015). 


De acordo com a EIA (2012) e conforme abordado no capítulo I, depósitos de gás de 
folhelho podem ser encontrados em escala global, sendo que as maiores concentrações estão 
presentes na China (Tabela 3), com valores estimados em 1.115 Tcf, seguidos por Argentina 
(802 Tcf), Argélia (707 Tcf), Estados Unidos (665 Tcf), e Canadá (573 Tcf). Apesar de diversas 
nações apresentarem potencial para a produção de gás de folhelho, até o ano de 2013, apenas 
os Estados Unidos, Canadá, e China produzem esse recurso em escala comercial. O Brasil está 
presente em décima posição na lista de países com maior potencial para esse recurso, estimado 
em 245 Tcf. No entanto, apenas 14 reservas nacionais tiveram seu potencial comprovado, fato 
que reflete a insuficiência de pesquisas nacionais nesse setor. 


Tabela 3: Tabela apresentando a distribuição mundial de reservas estimadas e comprovadas de gás de 
folhelho, organizada de acordo com a ordem de países com maiores potenciais para esse 
recurso. 


Reservas Naturais 
Comprovadas 


Valores Estimados de 
Recuperação (Tcf) 


País 


Colocação 


Re 
2º 
3º 
4º 
so 
6º 
Ro 
8º 
9º 
10º 
Fonte: Modificado de U.S. Energy Information Administration, (2013). 


stados Unidos 
anadá 573 68 
éxico 545 17 


Até o presente momento, não existe ainda um modelo para desenvolvimento de gás em 


folhelho no Brasil. No entanto, já existem dados prévios referentes a estimativas realizadas pela 
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ANP, baseadas em estudos comparativos entre rochas e dados sísmicos com bacias nos Estados 
Unidos. Esses estudos geram cálculos para volumes recuperáveis nas seguintes bacias 
brasileiras: Bacia do Parnaíba, Bacia do Recôncavo, Bacia de Parecis (Figura 11), com um total 
estimado em 245 trilhões de pés cúbicos de gás natural (Tcf) e as bacias do Solimões, de São 
Francisco e do Paraná, com estimativas não oficiais de 600 Tcf (ANP, 2013). Nesse contexto, 
acredita-se que o Brasil também apresente grande potencial para essas acumulações não 
convencionais de gás natural, sendo necessários mais estudos referentes a esse tipo de 


acumulação a fim de se possa descobrir novas reservas. 


Figura 11: Mapa do Brasil apresentando as bacias sedimentares com potencial para gás em 
folhelho. 


Foz do Amazonas 
Pará-aranhão Y 
Bwreicintas  Parnaíb 


sesigsaça Ceará 
Marajó vos» 


Amazonas São Luiz Potiguar 


Rio do Peixe 


Pernambuco: 


araripo Paraiba 


Sergipe-Alagoas 
Jacuipe 
Camamuralmada 
Jequtinhonha 
Cumuruxat iba 


Parecis 


Santos Recôncavo 


Paraná 2 ; 
São Francisco 


BRAZIL'S SEDIMENTARY BASINS 


Fonte: ANP (2013). 
2.9 METANO EM ESTRATOS DE CARVÃO (COALBED METHANE - CBM) 


O chamado coalbed methane (CBM) corresponde às acumulações de gás natural 
proveniente de depósitos de carvão mineral. O CBM é basicamente constituído de metano que 
foi adsorvido à matriz sólida do carvão ficando, portanto, aprisionado nessa litologia. A 
ocorrência desse tipo de gás é comum em minas subterrâneas de carvão, onde pode ser liberado 
naturalmente, gerando graves riscos à segurança dos operadores, especialmente devido a 
ameaça de explosões. O metano liberado naturalmente durante as escavações é chamado grisu 
(francês) ou firedamp (inglês), sendo grisu mais usual. O termo CBM é reservado para a 
extração desse gás a partir dos estratos de carvão mineral. Ao contrário de fontes convencionais 
de gás natural, o CBM se caracteriza por conter pequenas proporções de hidrocarbonetos 


pesados, como propano e butano, além de não apresentarem fases condensadas, também são 
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A 


classificados como: (1) sweet gas, devido à ausência de sulfetos de hidrogênio em sua 


composição, (ii) seco e não-associado (HALLIBURTON, 82008). 


Figura 12: Representação da geração de gás natural em relação à classificação e tipologia de 
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Fonte: Halliburton (2008). 


O gás que ocorre no carvão mineral está relacionado à matéria orgânica original, i.e., 
querogênio Tipo III (vitrinito), que é basicamente composta por material lenhoso (tecidos 
vegetais, resíduos fibrosos e fragmentos húmicos) com baixo teor de hidrogênio, mas elevado 
em oxigênio, havendo um maior potencial para a geração de gás do que para óleo. O gás gerado 
é o metano (CH4), porém para efeitos de normatização, este gás não é chamado de natural, mas 
sim por seu nome tradicional grisu. Embora, com base na composição química, não existem 
diferença entre os gases do carvão àqueles associados ao petróleo, o termo gás natural só se 
aplica aos gases de petróleo. A formação do grisu, ou gás de carvão, se dá ao longo do processo 
de decomposição (putrefação) da matéria orgânica e consequente alteração termal que esta vai 
sofrendo ao longo do processo de lenta subsidência na bacia. Os primeiros membros da série 
do carvão têm baixa capacidade de adsorção de gás, porém quando o membro betuminoso é 
formado, o máximo de adsorção de gás, tanto termogênico (alteração termal) quanto biogênico 
(decomposição da matéria orgânica) é atingido (Figura 12). Portanto, o volume de gás na 


formação depende do membro da série (HALLIBURTON, 2008). 


8 A classificação em sweet e sour gas é baseada na concentração de H5S (relativamente baixa para sweet gas, com 
valores inferiores a 5.7 miligramas; e superiores para sour gas). O CBM também é caracterizado como gás seco 
não associado, devido à ausência da fase líquida (óleo) e de condensado. 
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O termo metano em estratos de carvão (coal bed methane) refere-se ao gás de metano 
que foi gerado e aprisionado em estratos de carvão mineral. Termos como coalbed gas e coal 
mine methane também podem ser encontrados na literatura para denominar o CBM. Na 
Austrália, país com alto potencial para geração desse gás, o mesmo é titulado coa! seam gas, 
conhecido com CSG. Apesar da existência de diversos termos, todos se referem ao mesmo tipo 
de deposito de gás natural associado à estratos de carvão mineral. As tentativas de viabilização 
da extração do gás de carvão deu origem ao termo em inglês Coalbed Methane (CBM). Com o 
tempo se tornou recorrente a aplicação do termo diretamente ao recurso energético (gás de 
carvão), todavia o termo CBM faz referência à extração do recurso por bombeamento (gás) e 
não diretamente ao recurso, o qual já era conhecido e já possuía nome próprio (gás em carvão 
ou grisu). Portanto, para todos os efeitos sempre deve ser feita a distinção entre recurso e forma 
de extração. 

Este mesmo cuidado deve ser tomado ao se tratar de gás em carvão como reservatório 
de gás. Segundo Halliburton (2008), os mesmos são reservatórios de gás, embora não 
convencionais em diferentes aspectos, tais como: as propriedades de porosidade e 
permeabilidade, atuam parcialmente; sendo a propriedade predominante a de adsorção. Com 
base nessa classificação, a aplicação do conceito de sistemas petrolíferos em um contexto de 
CBM também deve ser adaptada, pois há elementos que compõem o sistema: rocha geradora e 
reservatório (estratos de carvão mineral) e migração, apesar de restrita. Neste contexto, a rocha 
geradora adsorve o produto se tornando o próprio reservatório. Desta forma, com base no 
processo de geração e acumulação, e pelas rochas geradora e reservatório estarem inseridas na 
mesma formação, pode-se classificar o sistema como sistema petrolífero independente (SPT), 
ou não convencional. Mesmo assim, o emprego do termo é questionável, pois pode ser sugerir 
que o carvão é gerador de petróleo. 

A exploração de CBM se popularizou no mercado americano na década de 1970, fase 
em que os Estados Unidos vivenciavam um cenário de escassez de petróleo e declínio na 
produção de gás natural. A partir disso, pesquisas e investimentos foram realizados a fim de 
que se pudesse explorar esse recurso, bastante abundante no país em decorrência do grande uso 
de carvão mineral como fonte de energia elétrica. Com base nesse cenário, o departamento 
nacional americano de energia, fundou sedes de pesquisa em fontes não convencionais de gás 
natural, incluindo o CBM, cuja produção recebeu incentivos fiscais do governo, assim como o 


gás em folhelho e o BCG (HALLIBURTON, 2008). 
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2.9.1 Aspectos Geológicos 


Os sistemas petrolíferos de CBM diferem dos demais sistemas não convencionais de 
gás natural por ter no processo de adsorção o principal mecanismo de acumulação de gás: ao 
invés de acumular nos espaços vazios entre os grãos (porosidade), o CBM acumula na 
superfície sólida do carvão mineral, em microporos, devido as propriedades de sua matriz”. 

Além dessa propriedade, rochas sedimentares como o carvão mineral apresentam 
baixa permeabilidade, retendo o fluido na própria litologia. Esta assume o papel de rocha 
geradora, reservatório e selante, assim como o caso de sistemas petrolíferos de gás em folhelho. 
A geração de gás natural em carvão ocorre devido ao continuo processo de soterramento e 
compactação do pacote, resultando em condições mais elevadas de pressão e temperatura, e 
consequente geração de gás (HALLIBURTON, 2008). 

O CBM tem sua geração associada ao processo de termogênese e biogênese. O metano 
produzido em estágios mais primários de formação de gás natural, como linhitos, é decorrente 
do processo de biogênese (decomposição bioquímica), o qual consiste na quebra de moléculas 
de hidrocarbonetos devido ação bacteriana. Além da atuação desse processo, também ocorre a 
geração de gás termogênico, associado a estágios mais avançados de maturação termal (Figura 
13). 


Figura 13: Ilustração referente à disposição de camadas de carvão mineral saturadas em CBM. 


A: Representação de estágios de formação de carvão mineral com os respectivos processos envolvidos 
na geração de gás biogênico e termogênico (CBM). 


B: Representação dos possíveis modelos exploratórios de CBM, a partir de perfuração vertical e de 
perfuração horizontal. 
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Fonte: Sekitan no hon (2009). 
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2.9.2 Cenário Atual 


O metano se destaca dentre outros combustíveis fósseis por relativa baixa emissão de 
poluentes e de seu baixo custo de produção. Em um cenário de grande procura por recursos 
energéticos mais limpos e baratos, o metano se apresenta como forte competidor no mercado 
de combustíveis fósseis. Além disso, depósitos de metano se apresentam em volumes 
abundantes e em distribuição ampla mundial, principalmente nos Estados Unidos, onde sua 
exploração foi pioneira, sendo encontrado em quantidades superiores a 800 Tef em depósitos 
de carvão. Nesse contexto, o metano deixou sua imagem de vilão das minas de carvão e passou 
a ser considerado como uma fonte energética amigável ao meio ambiente (HALLIBURTON, 
2008). 

De acordo com Halliburton (2008), a exploração de CBM traz inúmeros benefícios para 
a indústria petrolífera ao: fornece um combustível limpo elevado potencial energético (poder 
calorífico); ampliar a reserva mundial de gás natural; aumentar a segurança em minas de carvão, 
onde vazamentos de CBM podem causar acidentes; reduzir a taxa de poluentes emitidos na 
atmosfera a partir da combustão de recursos fósseis, e disponibilizar carvão mineral para a 
exploração. No entanto, o autor desconsidera os impactos ambientais relacionados à exploração 


de carvão mineral e a contribuição do metano para o efeito estufa. 


2.9.3 Ocorrência 


A exploração de gás natural a partir de estratos de carvão mineral tem se tornado uma 
importante ferramenta na busca por recursos energéticos a fim de atender a sociedade moderna. 
Condições de mercado financeiro e avanços tecnológicos tornaram possível a viabilidade a 
explotação desse recurso. Atualmente, a produção de CBM representa uma parcela importante 
na economia norte americana: 10% da produção anual de gás natural do país são provenientes 
de estratos de carvão (1.5 Tcf ou 4.9 bilhões de m?), e aproximadamente 9.5% do total de 
reservas de gás natural do país corresponde a esse tipo de acumulação (Anderson et.al. 2003). 

Segundo EIA (2012), a partir da busca por menores impactos ambientais e menos custo, 
a produção de CBM recebeu grandes investimentos da indústria americana. As regiões de 
Montanhas Rochosas, no Colorado, e das Montanhas Apalache, no leste dos Estados Unidos, 
são as principais áreas com produção de CBM, no entanto, esse recurso pode ser explorado em 
qualquer região com reservas de carvão mineral, como nos estados de Montana, Wyoming, 


dentre outros estados americanos (Figura 14). 
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Figura 14: Mapa dos Estados Unidos apresentando a distribuição e dimensão das principais 
baciassedimentares geradoras de coal bed methane (CBM). 
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Fonte: EIA (2015). 


Além dos Estados Unidos, o CBM é também significativamente produzido na região de 
Queensland, na Austrália, e no Reino Unido. Projetos piloto também vêm sido implantados em 
países como China e Índia, além de diversos outros países que apresentam grandes depósitos 
de carvão mineral, onde o CBM é produzido. Os países com maior potencial são: Estados 
Unidos, Espanha, França, Polônia, Austrália, Canadá, China, Grã-Bretanha, Alemanha, 
Zimbabwe, e Rússia (EIA, 2012). 


2.10 GÁS EM RESERVATÓRIOS DE BAIXA PERMEABILIDADE (BASIN CENTERED 
GAS - BCG e TIGHT GAS) 


O conceito de BCG teve início com Master em 1979, através de publicações sobre 
reservatórios areníticos de baixa permeabilidade na região de Alberta, no Canadá (definição 
atualmente atribuída ao tight gas). Em sua análise de arenitos saturados em gás natural, os quais 
eram denominados de gás em bacias profundas, Master (apud MCCULLAGH e HART, 2010) 
sugeriu que a baixa permeabilidade poderia agir como uma barreira que impedisse a 
continuação da migração do fluido, teoria base para acumulações de BCG. Essas acumulações 
se diferem do trapeamento convencional, sendo tipicamente caracterizadas por sistemas 
saturados em gás, com pressões anômalas e baixa permeabilidade. Acumulações de BCG 
variam de sistemas petrolíferos individuais (independentes), sendo isolados e de baixa 


espessura, até sistemas múltiplos e de maior profundidade, diferenças as quais implicam nas 
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estratégias de exploração(MCCULLAGH e HART, 2010). 

Devido controvérsias de conceitos e escassez de estudos, o BCG recebeu diversas 
denominações ao longo dos anos. O termo tight gas é geralmente utilizado na literatura como 
definição de sinônima de BCG. Em muitos casos, o termo BCG não é incorreto, entretanto, 
pode gerar significado ambíguo, podendo se referir a acumulações com trapeamento 
convencional de gás natural (acumulações geradas a partir da diferença entre densidade e 
empuxo na coluna de óleo ou gás) ao invés de reservatórios com permeabilidade reduzida. Além 
disso, o termo tight gas tende a se referir a reservatórios areníticos compactados enquanto que 
BCG pode se referir a sistemas petrolíferos não convencionais situados na porção central de 
bacias sedimentares (em virtude dessa maior compactação), ou seja, BCG se refere ao 
posicionamento do sistema e não especifica sua litologia. O termo deep basin gas (acumulações 
de bacia profunda), também pode ser bastante encontrado na literatura, apesar de seu uso ser 
inadequado: acumulações de BCG geralmente não se apresentam em grandes profundidades; 
assume-se que o termo se refere, unicamente, a acumulações em profundidades superiores a 
15.000ft (4.572m) (LAW, 2002). Outro termo encontrado é continuous gas accumulation 
(acumulações contínuas de gás natural), no entanto, é um termo de aplicação muito 
generalizada, podendo referir-se também a gás de folhelho (shale gas). Devido à ausência de 
consenso a respeito da denominação, o termo mais adequado, e optado pelo presente trabalho 
como definição oficial é de gás em reservatórios de baixa permeabilidade, termo que engloba 


ambas as definições de tight gas e BCG. 


2.10.1 Aspectos Geológicos 


Sistemas de BCG correspondem a acumulações regionais saturadas em gás natural, com 
pressões anômalas (tanto baixas como altas), comumente com ausência do contato água e gás, 
e apresentam reservatórios caracterizados por baixa permeabilidade. Em relação ao sistema 
petrolífero, existem dois tipos de sistemas de BCG: um tipo direto e um tipo indireto, que podem 
ser diferenciados com base nas propriedades de suas rochas geradoras. O sistema direto 
apresenta rochas com potencial gerador para gás (gas-prone source rock, a partir de querogênio 
tipo III), enquanto que o sistema indireto, potencial gerador de óleo (oil-prone source rock, a 
partir de querogênio tipo I e II), diferença a qual vem a influenciar em diversas outras 
propriedades como a maturidade termal e o mecanismo de pressão. Além desses dois tipos de 
sistemas, existem sistemas híbridos, nos quais ambos os tipos de rochas geradoras (com 


potencial para óleo e para gás), contribuíram na formação do sistema (LAW, 2000). 
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De acordo com Law (2002), o desenvolvimento de um sistema de BCG pode ser 
analisado através de quatro ciclos de pressão de reservatório (Figura 15). Esses ciclos são 
determinados a partir da dinâmica dos processos geológicos envolvidos e pela resposta do 
sistema a esses processos. Os ciclos representam fases evolutivas do sistema em relação à 
pressão envolvida, e serão detalhadamente descritos a seguir. 


Figura 15: Digrama esquemático representando a evolução de sistemas diretos e indiretos de 
acumulaçõesde Basin Centered Gas (BCG) ou tight gas. 
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Fonte: Law(2002). 


Fase I 
Durante o início do processo de soterramento e de atividade termal de sistemas diretos 


e indiretos, os reservatórios, geralmente, apresentam pressão normal, e a porosidade da rocha 
seapresenta 100% saturada em água. A compactação e o arranjo dos grãos são importantes 
elementos nesse processo. A definição da fase I se difere de sistemas diretos para indiretos: em 
sistemas diretos, a fase I termina com a geração de gás termal, enquanto que em sistemas 
indiretos, termina com o início do craqueamento termal de óleo para gás. Além disso, durante 
a fase I, sistemas indiretos tendem a apresentar reservatórios de melhor qualidade quando 
comparados à sistemas diretos devido as acumulações por diápiros de óleo exigirem maior 
porosidade e permeabilidade do que o gás natural. Em casos excepcionais, reservatórios podem 
apresentar pressão anômala durante a fase I: situação gerada a partir de eventos deposicionais 
de rápida sedimentação, resultando em compactação heterogênea e consequente elevação de 
pressão no sistema. Nessas situações, a água do sistema equivale à fase fluida que exerce essa 
pressão. No entanto, em decorrência da progressão da continuidade do processo de 


compactação e soterramento associado ao aquecimento do sistema, a geração de 
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hidrocarbonetos pode vir a substituir a fase fluida e ser responsável pelo aumento de pressão 
no sistema. Como exemplos dessa transição de mecanismos de pressão, temos as formações 
datadas do Mioceno e Plioceno nas bacias Bekes e Makó, situadas na Hungria (Law e Spencer, 


1998). 


Fase II 


Sistemas diretos são constituídos por rochas com potencial gerador para gás em 
proximidade com reservatórios de baixa permeabilidade. À medida que o sistema se expõe a 
condições de mais elevada taxa de compactação e temperatura, a geração de gás natural se 
inicia, concomitante à expulsão e migração desse gás para arenitos saturados em água e de 
disposição adjacente. Devido essas rochas reservatório apresentarem baixa permeabilidade, a 
taxa de geração e acúmulo do gás nos poros é maior que a taxa de perda desse fluido. Dessa 
maneira, a pressão de capilariedade dos poros é excedida, liberando a água antes presente no 
sistema e resultando em reservatórios de elevada pressão, saturados em gás, e com pouca ou 
nenhuma água no sistema. Como exemplos desse sistema têm-se as bacias: Greater Green 
River, Wind River, Big Horn, e Piceance, situadas na região das Montanhas Rochosas, nos 
Estados Unidos; e a bacia Taranaki, na Nova Zelândia. Em contraste aos sistemas diretos, 
sistemas indiretos se constituem em rochas com potencial gerador para óleo, o qual é gerado, 
expelido e acumulado em reservatórios a partir de trapas estruturais e/ou estratigráficas em 
forma de diápiros, sobrepostos à água presente no sistema. Com o subsequente soterramento e 
exposição a maiores temperaturas, as acumulações de óleo sofrem o craqueamento termal e 
consequente geração de gás, processo associado a significativo aumento de pressão e volume 
de fluidos no sistema. Sob essas condições de elevado volume e pressão, ocorre também um 
aumento na pressão de capilariedade dos poros saturados, expelindo moléculas livres de água 
e substituindo a saturação por gás natural. Além da ocorrência desse processo, o sistema 
necessita da presença de uma litologia selante para que a acumulação inicial de óleo seja 


possível. 


Fase II 

À medida que os sistemas de BCG se tornam expostos a condições de sobrepressão, o 
processo relacionado à transição da fase II (fase de sobrepressão) para a fase III é idêntico para 
ambos os sistemas direto e indireto. Segundo Law (2002), a fase III ocorre quando uma fase 
em sobrepressão se expõe a condições de pressão reduzida, decorrentes de atividade tectônica 


e/ou erosionais, além de possíveis perturbações de fluxo de calor. Eventos de soerguimento 
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descrevem essa situação, representando interrupções na história termal e na continuidade do 
soterramento e compactação do sistema. Esses eventos representam redução de temperatura e 
pressão, além de resultarem em perdas de gás do sistema. Estudos apontam que ocorre maior 
perda de gás em sistemas diretos do que em sistemas indiretos, fato decorrente da integridade 
das rochas selantes. Exemplos de sistemas diretos com pressão reduzida de fase II são 
observados nas rochas cretáceas nas bacias de San Juan, Raton, e Denver, nos Estados Unidos; 
e como exemplos de fase III em sistemas indiretos temos as rochas do Siluriano na bacia 
Apalache (EUA), rochas Ordovicianas em Risha (Jordânia), e reservatórios Cambro- 


Ordovicianos da bacia Ahnet (Argélia). 


Fase IV 

De acordo com Law (2002), a fase IV é de caráter teórico, tendo seu conceito mais 
aplicável à sistemas diretos, visto que rochas selantes apresentam melhor eficácia em sistemas 
indiretos do que em sistemas diretos. A fase IV corresponde a uma contínua perda de gás do 
sistema devido à pressão de capilariedade, associada à lenta e gradual reentrância de água no 
sistema saturado em gás em virtude da pressão reduzida. Dessa maneira, Law (op.cit.) sugere a 
hipótese de que esses sistemas, saturados em gás e de baixa pressão, evoluem para sistemas de 
pressão normal, completando um ciclo entre as fases de pressurização. Elementos de sistemas 
petrolíferos de BCG apresentam características específicas, que ajudam a diferenciar sistemas 
diretos e indiretos. A natureza da rocha geradora é o principal fator que distingue os dois 
sistemas. Rochas geradoras de sistemas diretos são, geralmente, representadas por camadas de 
carvão tipo húmico e por folhelhos carbonáticos, enquanto sistemas indiretos apresentam 
folhelhos ricos em hidrogênio. As rochas carbonáticas desses sistemas foram descritas por Law 
(2002) como regionais pervasivos que geralmente constituem reservatórios isolados de baixa 
espessura ou de disposição vertical atingindo elevadas profundidades. Para ambos os sistemas, 
as rochas reservatório apresentam baixa porosidade (inferior a 13%) e baixa permeabilidade 
(<O.ImD). São compostos de arenitos, siltitos e, raramente, carbonatos. O ambiente de 
deposição desses sistemas varia de marinho a não marinho. Com base em sua morfologia, os 
reservatórios de BCG podem ser divididos em lenticulares, como arenitos de canal deltaico, 
apresentando baixo volume de poros e permeabilidade muito baixa; e em forma de lençóis, 
como de rios entrelaçados, frente deltaica e arenitos eólicos, apresentando maior volume de 
poros e permeabilidade quando comparado a reservatórios lenticulares. A distinção entre 
essestipos de reservatório é importante fator para a fase de perfuração. As rochas selantes dos 


sistemas de BCG são relevantes para a separação de reservatórios, entre camadas saturadas em 
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água e camadas saturadas em gás (figura 16). A natureza dos limites entre esses fluidos é 
determinada a partir da integridade do selante, o qual pode variar de litológico (rochas de baixa 


permeabilidade) a mecânico (a partir de pressão de capilariedade) (LAW, 2002). 


Figura 16: Ilustração representando limites transicionais entes camadas rochosas de pressão normal, 
saturadas em água, e camadas em sobrepressão, com saturação em gás natural, e sua distinção 
em sistemasdiretos (A) e indiretos (B) de BCG. 
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Fonte: Law (2002). 


Em relação aos processos atuantes em sistemas petrolíferos tipo BCG, a geração de 
hidrocarbonetos e a mudança de estado físico do óleo para o gás, devido à sobrepressão 
característica desses sistemas, ocorrem em condições mais elevadas de maturação termal. De 
modo geral, a migração de hidrocarbonetos em sistemas tipo BCG é executada em curtas 
distâncias (contato imediato entre rocha geradora e reservatório), apesar de que podem ocorrer 
exceções em casos de deformação rúptil do sistema, onde o gás pode percorrer maiores 
distâncias a partir de falhas e fraturas. A formação de trapas é bastante importante em sistemas 
indiretos, sendo considerada secundária em sistemas diretos. Em sistemas diretos, o topo do 
sistema supera limites estruturais e estratigráficos, não sendo necessário o desenvolvimento 
de trapas dessa natureza. Já no caso de sistemas indiretos, o trapeamento convencional é 
essencial para que ocorra a acumulação de hidrocarbonetos, assim como em sistemas 
convencionais (LAW, 2002). 

De acordo com dados da empresa Schlumberger (2013), a identificação de sistemas tipo 
BCG pode ser realizada a partir de análises de ambientes deposicionais e diagênese relacionada, 
além da identificação de reservatórios independentes e da ausência de contato entre gás natural 
e água confinada, em associação com estudos da história termal e compactação do sistema a 
fim de que ocorram as condições necessárias para a formação desse tipo de sistema petrolífero. 
Segundo a ExxonMobil (2013), os Estados Unidos vêm produzindo BCG por mais de quatro 


décadas e, em virtude de seu investimento em pesquisa e tecnologia, muitos depósitos já foram 
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identificados e atualmente esse recurso já representa cerca de 40% da produção nacional de gás 


natural não convencional. 


2.1 1TÉCNICAS DE EXPLORAÇÃO 


O principal objetivo de atividades de exploração é a definição de áreas de perfuração. 
No caso de recursos energéticos não convencionais, as estratégias de exploração geralmente se 
dão em quatro etapas: reconhecimento, confirmação, delimitação, e identificação de sweet spots 
(LAW, 2002). Essas estratégias são aplicadas para a produção de óleo e gás natural, e devem 
considerar elementos como a rocha geradora, reservatório, níveis de maturação termal e a 
relação temporal entre os esses elementos e os processos de geração, expulsão, migração e 
adquiridos durante a fase de Confirmação, analisando padrões de pressão anômala. Por 
último, é efetuada a fase de identificação de sweet spots (áreas de maior concentração de gás 
no sistema), visto que o gás natural geralmente não se distribui igualmente ao longo do 
reservatório. A identificação dessas porções de maior concentração é baseada em aspectos 
estruturais e estratigráficos do reservatório, além de levar em consideração as áreas de pressão 
anômala. Uma vez definidas asáreas de exploração, são aplicadas técnicas exploratórias que 
permitam a recuperação desse recurso (LAW, 2002). 

A baixa permeabilidade característica de sistemas petrolíferos não convencionais como 
o gás em folhelho, metano em estratos de carvão, gás em reservatório de baixa 
permeabilidade corresponde ao principal fator limitante à exploração de gás natural a partir 
desses sistemas. Noentanto, o desenvolvimento de técnicas de exploração como a perfuração 
horizontal e o fraturamento hidráulico, permitiu a comercialização desse gás natural não 


convencional. 
2.11.1 Perfuração Horizontal 


A técnica de perfuração horizontal, também conhecida como perfuração direcional, 
corresponde ao processo de perfuração de poços em que se executa o desvio da rota inicialmente 
vertical, intersectando o reservatório em uma inclinação praticamente horizontal. Como a 
maioria dos reservatórios é mais extensa lateralmente do que em espessura, a técnica permite 
um melhor acesso ao fluido concentrado nesse reservatório, intensificando sua recuperação. 
Dessa maneira, a perfuração horizontal resulta na maior exposição da rocha saturada em 


hidrocarbonetos do que a técnica convencional de perfuração vertical, por penetrar o 
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reservatório de maneira perpendicular ao plano de maior dimensão. O ponto em que ocorre o 
desvio da rota de perfuração vertical é denominado kickoff point, marcando o momento em que 
a perfuração passa a intersectar com angularidade. O momento em que a perfuração atinge a 
rocha saturada é denominado entry point (ponto de entrada), a partir da qual será efetuada e 
explotação/produção de hidrocarbonetos (Figura 17) (ZOU et.al. 2013). 


Figura 17: Representação esquemática de técnicas de perfuração vertical e horizontal. A: Formação 
saturada em hidrocarbonetos sendo exposta à perfuração horizontal, indicando os pontos de 
kickoff e entry.B: Recuperação por meio de perfuração convencional (vertical). 
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Fonte: EIA (2013). 


A metodologia da técnica de perfuração horizontal engloba um sistema rotatório 
constituído de brocas e tubos de perfuração, padrão para ambas as técnicas vertical e horizontal. 
Desde o ponto de kickoff' ao ponto de entry, a seção curva é perfurada por meio de motores de 
funcionamento hidráulico, estes atuam rotacionando o tubo de perfuração e gerando uma 
inclinação a partir do motor de superfície. Pacotes instrumentais acoplados ao tubo de 
perfuração são os responsáveis por transmitir dados em sensores para os operadores em 
superfície. Geralmente, esses sensores fornecem ângulos em azimute para que a inclinação do 
sistema seja determinada. Sistemas mais modernos permitem que os operadores em superfícies 
possam identificar a posição da broca (a partir e coordenadas x, y e z) durante todo o momento 
de perfuração. Os sensores também providenciam informações sobre o ambiente de perfuração, 
apresentando valores de pressão e temperatura, velocidade de rotação e peso exercido pelo 
pacote rochoso sobre o tudo de perfuração, com a finalidade de se evitar ou reduzir o desgaste 
do equipamento (SCHLUMBERGER, 2012). 

Diversas vantagens são apresentadas a partir de técnicas de perfuração horizontal. Além 
de aumentar a superfície de contato entre o reservatório e o poço exploratório, a técnica permite 
a exploração em regiões não antes alcançáveis, como reservatórios situados sob centros 
urbanos, massas de água, entre outros. A técnica também favorece a exploração em rede, 


facilitando que outros poços possam ser acoplados ao sistema de perfuração, e que o fluido 
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possa ser explotado em diferentes direções, processo determinado perfuração multilateral 
(Figura 18). No entanto, segundo Schlumberger (2012), a implantação dessa sofisticada técnica 
exploratória apresenta um custo: um poço horizontal pode custar 300% mais do que o custo de 
poços convencionais. Diante dessa situação, a técnica de perfuração horizontal é geralmente 
restrita a situações me que a perfuração vertical não é efetiva para a recuperação de 


hidrocarbonetos”, apesar de ser bastante presente nos Estados Unidos (Figura 18). 


Figura 18: Representação esquemática da técnica de perfuração em rede, também denominada perfuração 
multi-lateral, onde diversos tubos de perfuração são acoplados à central de perfuração com a 
finalidade depossibilitar e explotação do fluido em diversas direções durante o mesmo 
intervalo de tempo. 
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Fonte: EIA (2013). 


Figura 19: Mapa dos Estados Unidos representando áreas em que a técnica de perfuração horizontal 
vemsido implantada. 
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Fonte: Schlumberger (2012). 


2 O primeiro poço horizontal da história americana foi executado na região de Texon, no Texas, em 1929. No 
entanto, a técnica não se popularizou até a década de 1980, quando a tecnologia tornou esse tipo de exploração 
economicamente viável. Ainda assim, como grande parte da exploração por perfuração horizontal é realizada 
para reservatórios não convencionais em estágio de sobrepressão, a técnica não é eficaz quando utilizada 
isoladamente, sendo necessária a implantação de outra técnica exploratória que favoreça o fluxo de petróleo para 
o poço, i.e., o denominado fraturamento hidráulico. 
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2.11.2 Fraturamento Hidráulico 


De acordo com FracFocus (2010), o fraturamento hidráulico consiste em uma técnica 
de recuperação de reservas, implantada uma vez que a perfuração foi concluída. A técnica 
corresponde à injeção de fluidos, sob condições de alta pressão, em reservatórios, criando 
pequenas fraturas na formação com a finalidade de permitir a passagem de petróleo (ou de água, 
no caso de exploração de aquíferos) para os poços exploratórios. O fluido pressurizado utilizado 
é basicamente constituído de água, areia e pequenas concentrações de compostos químicos. A 
liberação do fluido para o sistema ocorre de maneira similar a pequenas explosões, resultando 
no fraturamento do sistema devido à elevada pressão. As frações de areia (e/ou de grãos de 
hidróxido de alumínio) são responsáveis por manter a abertura das microfraturas para manter a 
continuidade do fluxo. Segundo Schlumberger (2012), as dimensões e a quantidade de fraturas 
são fatores decisivos na potencialização da produção de hidrocarbonetos, estas são classificadas 
como microfraturas (geralmente inferiores a 1 mm), pelas quais o petróleo migra até o poço. A 
adição de compostos químicos (geralmente ácidos) é realizada para ajudar a iniciar o processo 
de microfraturamento da rocha devido o fenômeno de corrosão, além de influenciar na 
viscosidade do fluido a fim de facilitar sua penetração na formação. A técnica é bastante comum 
em explorações de gás de folhelho, CBM e BCG (Figura 20). 


Figura 20: Bloco diagrama representando o funcionamento da técnica de fraturamento hidráulico 
emassociação à técnica de perfuração horizontal. 
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Fonte: Fracfocus (2010). 
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O fraturamento hidráulico é amplamente utilizado para potencializar a produção 
petrolífera, tanto em reservas convencionais como em reservas não convencionais. No entanto, 
o uso da técnica é essencial em depósitos não convencionais, onde a explotação de 
hidrocarbonetos só se torna economicamente viável devido o a implantação dessa técnica 
(geralmente associada à técnica de perfuração horizontal) em virtude de situações de 
sobrepressão em reservatórios. Investimentos e avanços tecnológicos têm aprimorado a técnica 


de fraturamento hidráulico, popularizando-a não apenas nos Estados Unidos, onde é a principal 


técnica de recuperação de reservas (Figura 21), mas também em escala global. 


Figura 21: Mapa dos Estados Unidos representando as principais áreas de utilização de 
fraturamento hidráulico. 
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Fonte: EIA (2012). 


O primeiro experimento de fraturamento hidráulico foi realizado em 1947, e as 
primeiras aplicações comercialmente efetivas vieram pouco tempo depois, em 1949. O 
pesquisador Floyd Farris foi o pioneiro na utilização do fratumento hidráulico, no entanto, 
George P. Mitchell foi o responsável pelo significativo sucesso de implantação da técnica, já 
na década de 1990, sendo considerado o “pai do fracking”. De acordo com dados na EIA (2012), 
em 2010, 60% da produção mundial de gás natural utilizada da técnica de fraturamento 


hidráulico, substituindo o uso de explosivos para a recuperação de hidrocarbonetos. 
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Especialistas acreditam que, nos próximos dez anos, 80% dos poços de petróleo nos Estados 
Unidos utilizarão de fraturamento hidráulico para que continuem em operação (FracFocus, 
2013). 

A técnica ainda se apresenta pouco conhecida e ainda não utilizada no Brasil. No 
entanto, conforme o parecer da 12º Rodada de Licitações da ANP, a implantação da técnica foi 
permitida para a exploração de gás natural não convencional, sendo posteriormente vetada até 
o desenvolvimento de estudos mais detalhados por meio de uma moratória. Apesar da 
necessidade de utilização da técnica de fraturamento hidráulico para a produção de 
hidrocarbonetos não convencionais, opiniões controversas a respeito de possíveis impactos 


ambientais consequentemente associados, têm gerado polêmica quanto ao uso da mesma. 


2.11.3 Consequências Ambientais 


Apesar das técnicas de perfuração horizontal e fraturamento hidráulico fazerem parte 
da história da indústria petrolífera nos Estados Unidos, polêmicas referentes à impactos 
ambientais causados a partir dessas técnicas têm ameaçado sua popularização no mercado 
mundial. Debates públicos entre o setor petrolífero e ambientalistas tem sido bastante presente 
no país e no mundo. No entanto, a veracidade quanto a esses desastres ambientais ainda não foi 
cientificamente comprovada. 

Os principais potenciais impactos ambientais envolvidos são relacionados à 
contaminação de aquíferos e corpos hídricos superficiais. No entanto, segundo Mandalios 
(2013), o fraturamento hidráulico pode também resultar no fenômeno de subsidência do terreno 
(land subsidence), pequenos abalos sísmicos e até o colapso do mesmo. A polêmica acerca da 
implantação dessas técnicas também engloba a temática da explotação intensiva desses recursos 
hídricos: visto que o processo de fraturamento hidráulico necessita de grandes volumes de água 
para ser implantado, podendo potencialmente interferir na disponibilidade de água para 
abastecimento urbano. Além disso, a adição de compostos químicos, também característica 
dessa técnica exploratória, poderia atuar como potencial contaminante de água subterrânea e 
superficial (no caso de fluxo inverso no sistema); situação agravada no caso de ausência de 


tratamento adequado do fluido residual do processo (Figura 22) (MANDALIOS 2013). 
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Figura 22: Representação esquemática das técnicas de fraturamento hidráulico e perfuração horizontal 
ede seu respectivo impacto ambientai relacionado à contaminação de água subterrânea. 
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Fonte: Mandalios (2013). 


De acordo com ambientalistas, além do uso intensivo de água, o fator mais preocupante 
é a composição química do fluido utilizado na técnica de fraturamento hidráulico. Segundo 

Werner et. al (2014), o fluido de fraturamento é constituído por mais de 600 
compostos químicos, incluindo concentrações de uranio, mercúrio, glicol de etileno, metanol 
de rádio, ácido hidroclorídrico e formoldeído, substancias bastante tóxicas ao organismo 
humano, com propriedades cancerígenas, além de prejudiciais ao meio ambiente. Além disso, 
segundo o autor, apenas cerca de 30 a 50% de fluidos residuais recebem tratamento, sendo 
despejados ao solo e representando potenciais fontes de contaminação de água subterrânea 
(por meio de infiltração) e superficial; além de liberar compostos voláteis tóxicos para a 
atmosfera. Diante dessa situação, alguns países aboliram o uso da técnica de fraturamento 
hidráulico. 

O fraturamento hidráulico é motivo de controvérsia em todo o mundo. O método é 
permitido na Polônia e no Reino Unido, mas proibido na França e na Bulgária. Outros países 
europeus declararam moratória à técnica de extração, com o objetivo de realizar uma análise 
mais aprofundada sobre os potenciais impactos ambientais, como o caso da Irlanda, República 
Tcheca, Romênia, Alemanha e Espanha. A organização não governamental Greenpeace se 


posicionou oficialmente contra o método: instituição diz ter sérias preocupações com os 
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impactos diretos e indiretos sobre a saúde individual e pública. Segundo a entidade, muitos 
desses impactos não são só locais, mas podem ser sentidos em níveis regionais e até mesmo 
globais (DEUTSCHE WELLE, 2013). No entanto, pode-se inferir que a resistência européia 
quanto à utilização de fraturamento hidráulico pode estar associada a fatores estratégicos e 
econômicos, tais como inviabilidade geológica de ocorrência dessas acumulações, ausência de 
investimentoe infraestrutura requerida, além do fato da liderança norte americana no mercado 
potencialmente representar uma barreira econômica na indústria petrolífera internacional; 
representando o usual cenário onde questões ambientais são subalternas à política comercial. 

Em contrapartida a organizações ambientalistas, a indústria petrolífera afirma que uso 
dessas técnicas viabiliza a exploração de recursos energéticos não convencionais, como o gás 
em folhelho, CBM e BCG, os quais representam fontes enérgicas mais limpas e que atuam na 
redução da emissão de gases geradores do efeito estufa, como o dióxido de carbono. Além 
disso, até o presente momento, não houve comprovação de contaminações de recursos hídricos 
por meio de fraturamento hidráulico e de perfuração horizontal; mesmo que se tenha 
conhecimento do potencial de contaminação, não foram encontradas concentrações expressivas 
de componentes tóxicos (WERNER et. al., 2014). São estes compostos químicos como: 
cloreto de amônia, óxido de magnésio, cloreto de sódio, ácido bórico, metanol, ácido 
fosfórico, ácido acético, dentre outros que também são amplamente utilizados para finalidades 
domésticas e industriais, tais como na indústria de cosméticos, na produção de detergentes e 
outros produtosde limpeza, produção de fertilizantes e alimentos. Além disso, sabe-se que 
esta relação de 

produtos químicos é utilizada para finalidades como: anticorrosivos, redutores de 
atrito,reguladores da viscosidade do fluido, redutores da espessura do fluido, na prevenção da 
precipitação de sais minerais e/ou de metais na tubulação; no ajuste do pH, na facilitação do 
fluxo do hidrocarbonetos, dentre outras finalidades essenciais ao processo de produção 
petrolífera; e que estão sendo progressivamente substituídos por compostos orgânicos, além de 
obrigatoriamente seguirem normas e especificações para a implantação dessa técnica 
exploratória (TASSINARI, 2015). 

De acordo com a revista Forbes (2012), em apenas cinco anos, os Estados Unidos 
atingiram 70% da proposta de redução de dióxido de carbono estabelecida pelo Protocolo de 
Kyoto em 1998, fato decorrente do avanço da exploração de fontes mais limpas de energia 


(boom da exploração de gás natural não convencional), não prevista em 1998 (Figuras 23 e 24). 
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Figura 23: Gráfico representando, em vermelho, a taxa de emissão de dióxido de carbono, prevista 
em1998; e a taxa atual de emissão, em verde. 


US Carbon Dioxide Emissions from Energy Consumption 
(Million Metric Tons) 


et Actua) 


= Actual'98 Forecast 


Fonte: Forbes (2012). 


Figura 24: Gráfico representando o recente declínio do uso de carvão mineral como fonte geradora de 
energia elétrica nos Estados Unidos, e o aumento do uso de gás natural como fonte 
energética, fator que implica na redução da emissão de poluentes. 


Electricity Net Generation from Coal and Natural Gas, 2002-2012 
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Fonte: Forbes (2012). 
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Diante de uma sociedade ainda bastante dependente de combustíveis fósseis como 
geradores de energia, a questão ambiental deve ser bastante considerada. Apesar da polêmica 
quanto ao uso de técnicas não convencionais de exploração em virtude de impactos à saúde e 
ao meio ambiente, a necessidade de exploração desses recursos não pode ser ignorada. Diante 
dessa situação, é importante não apenas a consciência ambiental e a preocupação com a saúde 
humana, mas também a participação política para que regulamentações quanto à implantação 
dessas novas tecnologias, ao uso de poluentes e ao tratamento de rejeitos sejam implantadas. 

Segundo Radovic (1997), o gás natural é um combustível ideal na relação 
custo/benefício; o gás natural possui uma composição simples e com alto potencial calorífico 
(1000 BTU/A3 ou 24,000 BTU/Ib), maior do que qualquer combustível fóssil. Quando 
comparado a outros recursos energéticos como petróleo e carvão, o gás natural requer pouco 
processamento para que seja utilizado, além de ser de fácil combustão e emitir menos poluentes 
que outras fontes não renováveis de energia. O recurso também requer menor consumo de água 
em sua exploração e produção, comparativamente à outras fontes energéticas, conforme relata 


a tabela 4: 


Tabela 4: Uso comparativo do consumo de água (galões) para geração de energia (BTU) dentre 
diversas fontesenergéticas. 


Recurso Energético Consumo de Água Consumo médio de 
(galões/BTU) água (galões/BTU) 
Gás em Folhelho 1-6 3 
Nuclear (enriquecimento de urânio) 8-14 Mm 
Petróleo Convencional 8-20 14 
Synfuel (gaseificação do carvão) 11-26 18 
Carvão Mineral 13-32 23 
Óleo em Folhelho 22-56 39 
Areias Betuminosas 27-68 47 
Etanol (a partir de milho) 2.510-29.100 15.805 
Biodiesel (a partir de soja) 14.000-75.000 44.500 


Fonte: EIA (2014) apud Tassinari (2015). 


Nesse contexto, setores da economia, indústria e meio ambiente passam a ser 
beneficiados com o uso de gás natural como fonte de energia. Sendo assim, investimentos em 
estudos e tecnologias têm sido bastante realizados, não apenas nos Estados Unidos, mas em 
todo o mundo com a finalidade de incentivar a exploração desse recurso relativamente mais 


limpo e eficaz. 


A 


2.12 CARACTERIZAÇÃO DE CAMPOS PRODUTORES DE GÁS NATURAL NÃO 
CONVENCIONAL 


A geoquímica orgânica corresponde a uma ferramenta datada do início da década de 
1970, a qual utiliza princípios químicos para o estudo da origem, migração, acumulação, 
exploração e produção de petróleo, assim como na assistência à resolução de consequências 
ambientais taiscomo contaminações e poluição. A geoquímica orgânica pode ser dividida em: 
geoquímica orgânica molecular, que se restringe à fração betume (solúvel em solventes 
orgânicos) através da análise de biomarcadores, compostos aromáticos e compostos polares 
ricos em nitrogênio, enxofre e oxigênio (fração NSO); e geoquímica orgânica não-molecular, 
que caracteriza a fração de querogênio das rochas sedimentares. Técnicas de caracterização 
geoquímica de rochas geradoras de hidrocarbonetos analisam a quantidade, qualidade e o 
nível de maturação da matéria orgânica presente. Com a finalidade de obter uma análise mais 
completa, são implantadas técnicas petrográficas de avaliação ótica, tais como: reflectância da 
vitrinita, fluorescência da liptinita, índice de alteração e coloração de esporos, acritarcas e 
microfósseis; e técnicas geoquímicas, como: parâmetros de pirólise Rock-Eval, conteúdo de 
carbono orgânico total (COT), hidropirólise e caracterização de biomarcadores. Rochas 
geradoras podem ser classificadas de acordo com a quantidade máxima de betume que pode 
ser extraído, em diclorometano, expresso em % (m/m) conforme a Tabela 5. (Azevedo da 


Silva, 2007). 


Tabela 5: Relação percentual de betume e sua classificação em relação à quantidade de matéria 
orgânica presenteem rochas geradoras de hidrocarbonetos. 


Quantidade de Matéria Orgânica Fração Orgânica ou Betume (% em massa) 
Pobre 0,05 

Razoável 0,05 — 0,1 

Boa 0,1 —- 0,2 

Muito Boa 0,2 


Fonte: Modificado de Azevedo da Silva (2007). 


Uma vez realizada a análise da quantidade de matéria orgânica, parâmetro inicial para 
a classificação de folhelhos, a análise geoquímica é incorporada à análise petrofísica e 
diagenética da bacia em geral, prosseguindo até atingir o nível de detalhamento exigido. Para o 
presente estudo, com base em dados bibliográficos de Andrews (2013) e o Serviço Geológico 


dos Estados Unidos (USGS), os seguintes critérios foram determinados como essenciais na 
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classificação e determinação de campos produtores de shale gas: 

Os processos de geração e preservação de petróleo são principalmente fundamentados 
no nível de maturação do hidrocarboneto e no tipo de matéria orgânica contida nas rochas 
geradoras (folhelhos), parâmetros cuja identificação é realizada por meio das seguintes técnicas 


de caracterização geoquímica: 
2.12.1 Carbono Orgânico Total 


Dentre as características geoquímicas essenciais à geração de hidrocarbonetos, a 
quantificação da matéria orgânica é, geralmente, a primeira análise a ser realizada para a 
determinação desse potencial em rochas geradoras de petróleo. O processo de medição da 
quantidade de matéria orgânica presente na rocha é realizado através do teor de carbono 
orgânico total (COT), expresso em forma percentual em relação ao estrato seco; parâmetro o 
qual representa as condições de formação e preservação do conteúdo orgânico no ambiente 
deposicional (AZEVEDO DA SILVA, 2007). A quantidade de matéria orgânica medida 
engloba tanto a fração insolúvel (querogênio) quanto a solúvel em solventes orgânicos 
(betume). O procedimento experimental dessa análise consiste, inicialmente, no tratamento da 
amostra: estaé pulverizada e em seguida diluída em ácido clorídrico, a fim de liberar o teor de 
carbono inorgânico na forma de carbonato, gerado a partir da interação com o ácido. 
Posteriormente, a amostra é submetida à um processo de combustão, onde é medido o teor de 
CO; resultante desse processo, representante do teor de carbono orgânico da amostra. Em 
média, os valores de COT adequados à geração de hidrocarbonetos são em torno de 2,0%, 
sendo valores mínimos aceitáveis de 1,0% para folhelhos betuminosos e de 0,5% para 


folhelhos carbonosos (Tabela 6)(AZEVEDO DA SILVA, 2007). 


Tabela 6: Classificação do potencial petrolífero de rochas geradoras em função do teor de COT (%). 


Potencial de Geração de Hidrocarbonetos CoT (%) 
Baixo 0-0,5 
Médio 0,5 — 1,0 
Alto 1,0-2,0 
Muito Alto 2,0-4,0 
Excelente >4,0 


Fonte Azevedo da Silva (2007, p12). 


Pirólise Rock-Eval 
A taxa de maturação da matéria orgânica é outro parâmetro fundamental à geração de 


hidrocarbonetos, sendo esta medida por meio da técnica pirólise Rock-Eval. Esta técnica simula, 
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em condições laboratoriais, os processos naturais de metagênese e catagênese pelos quais a 
rocha foi submetida, determinado o estágio de maturação em que se encontra a matéria orgânica 
presente. A implantação da técnica consiste, inicialmente, no superaquecimento de amostras, 
sem a presença de oxigênio para que não ocorra combustão. As amostras são submetidas à 
faixas de temperatura que variam entre 25 e 600ºC. Durante esse processo de aquecimento, 
ocorre a liberação de frações de hidrocarbonetos livres presentes nas amostras, além de gás 
carbônico (CO»), ambos gerados em decorrência do craqueamento térmico do querogênio. A 
taxa de liberação desses gases é medida por meio de detectores de ionização, os quais registram 
essa liberação por meio de um pirograma, no qual são observados três diferentes picos: Si, S> 
e S3, que serão analisados em estudos geoquímicos (Figura 25). 


Figura 25: Representação do ciclo de análise e exemplo de um pirograma obtido a partir de análise 
Rock-Eval. 
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Fonte: Azevedo da Silva (2007). 


O pico S1 representa a quantidade (em mgHC/g rocha) de hidrocarbonetos livres 
(betume), fração solúvel da matéria orgânica em solventes orgânicos. O pico S2 representa, na 


mesma unidade, a quantidade de hidrocarbonetos liberados pelo craqueamento térmico do 
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querogênio, sendo assim denominado o potencial gerador; ou seja, a quantidade de petróleo que 
a rocha analisada teria capacidade de gerar caso submetida às condições adequadas de 
soterramento, pressão e temperatura. Já o pico S3 corresponde à quantidade de dióxido de 
carbono (CO») liberado ao longo desse processo de craqueamento (em mg CO2/g Rocha). Além 
da medição dos picos, interpretações relacionadas também são requeridas: com a progressiva 
conversão do querogênio em petróleo, ocorre também a progressiva redução do potencial 
gerador (S2) e o associado aumento na quantidade de hidrocarbonetos livre (S1), por isso é 
utilizada a relação S1/(S1+S2), denominada Índice de Produção (IP) como um indicador do 
avanço no processo de geração e do nivelo de maturação da matéria orgânica presente na rocha 
(Azevedo da Silva, 2007). 

Com base nos resultados da pirólise Rock-Eval, uma avaliação semi-quantitativa do 
potencial gerador de uma rocha pode ser realizada, sendo S1 a representação do potencial inicial 
de geração da rocha (fração de geração original) e S2 a representação do potencial residual. 
Desta forma, a relação S1+S2, expressos em mg de HC/g rocha, corresponde ao potencial 
total de geração de hidrocarbonetos de uma rocha, baseada no tipo e quantidade de matéria 
orgânica presente. A partir dessa análise, a seguinte classificação de rochas geradoras foi 
determinada rochas com potencial gerador (S1+S2) inferior a 2 mg de HC/g de rocha (< 2000 
ppm), não são consideradas rochas geradoras de óleo, mas apresentam algum potencial para 
gás natural; rochas com potencial entre 2 e 6 mg de HC/g de rocha (entre 2000 e 6000 ppm) 
são consideradas rochas com potencial moderado para geração de petróleo; e rochas com 
potencial superior a 6 mg de HC/g de rocha (> 6000 ppm) são consideradas rochas geradoras 
de petróleo, com bom potencial de geração. (AZEVEDO DA SILVA, 2007): 

Além da avaliação dos picos S1, S2 e S3, também é avaliada a temperatura em que ocorre 
o máximo da geração de hidrocarbonetos, a partir do craqueamento do querogênio, refletindo 

o máximo da evolução térmica em que a rocha esteve submetida, propriedade 
denominada Tmáx. Em geral, amostras com valores de Tmáx na ordem de < 435 a 440ºC são 
consideradasrochas imaturas, e apresentam Índice de Produção (IP) < 0,1; enquanto que rochas 
maturas, queatingiram valores de pico de geração, apresentam valores de Tmáx entre 445 e 
450ºC e IP na ordem de 0,4 (AZEVEDO DA SILVA, 2007). 

Outros parâmetros também podem ser determinados a partir da pirólise Rock-Eval, 
como oÍndice de Hidrogrênio (IH) e Índice de Oxigênio (IO), analisados com a finalidade de 
se determinar o tipo de matéria orgânica presente e seu grau de preservação: de modo geral, a 
matéria orgânica de origem terrestre é mais pobre em hidrogênio e rica em oxigênio enquanto 


que matéria orgânica algácea é geralmente rica em hidrogênio. Querogênios do tipo III, 
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essencialmente terrestre, caracterizam-se por baixos valores de IH (geralmente < 300 
mgHC/gCOT) e elevados valores de IO (geralmente superiores a 100 mgCO02/gCOT). Já 
querogênios do tipo II, de origem marinha, apresentam valores de IH na ordem de 400 a 700 
mgHC/gCOT, e do tipo I, de origem lacustre, IH geralmente superior a 600-700 mgHC/gCOT; 
ambos os tipos Il e I apresentam baixos valores de IO (inferiores a 100 mgCO02/gCOT). Esses 
valores são correspondentes à rochas geradoras imaturas, visto que, ao longo do processo de 
maturação e da análise Rock-Eval, os valores de IH e IO tendem à zero (Azevedo da Silva, 
2007). 

Nesse contexto, os três tipos básicos de querogênio (tipos I, II e III) podem ser 
identificados a partir da integração dessas informações: o IH é obtido a partir da razão S2/COT 
e expresso em mg HC/g COT, e o IO a partir da razão S3/COT e expresso em mg CO2/g COT 
(AZEVEDO DA SILVA, 2007). 


2.12.2 Parâmetros Adotados 


O método de pesquisa da presente dissertação de mestrado inclui o levantamento dos 
parâmetros geológicos comparativos estabelecidos pelo U.S. Geological Survey (USGS) e por 
demais fontes na literatura para a determinação de campos produtores de shale gas (shale plays) 
(USGS, 2013; ANDREWS, 2013; AZEVEDO DA SILA, 2007); visando estabelecer quais os 
parâmetros mais adequados e que serão adotados neste trabalho para a análise da viabilidade 
geológica na Bacia do Paraná para a ocorrência desse recurso. Nesse contexto, foram 
levantados dados referentes à geologia, geoquímica orgânica e petrofísica de folhelhos, os 
quais foram sumarizados em tabela e são a base para o estudo comparativo entre as principais 


províncias deshale gas. 


2.12.2.1 Parâmetros Geológicos 


Mineralogia e Conteúdo de Argila (%): O conteúdo de argila deve ser inferior a 
35% para facilitar o fraturamento hidráulico. Segundo Andrews (2013) o conteúdo de sílica 
deve ser superior a 30% e frações carbonáticas também devem estar presentes. 

Espessura da Camada: Camadas de folhelho de espessura moderada são 
consideradas ideais (acima de 50 ft ou 15m). Acreditava-se que maiores espessuras fossem 
favoráveis à acumulações de gás de folhelhos, entretanto, estudos reaizados pela USGS 
apontam que camadas muito espessas tendem a resultar em acumulações do tipo BCG (basin 
centered gas ou tight gas) ao invés de shale gas. 


Profundidade: A profundidade em que se encontra a camada de folhelho deve ser 
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superior a 5000ft (ou 1500m). Profundidades menores geralmente tendem a resultar em fluxo 
reduzido naprodução do gás natural em virtude do gradiente de pressão. 

Tectônica e diagênese da Bacia: Preferencialmente bacias sedimentares de grande 
escala (extensão) e estáveis (intracratônicas), sem elevada complexidade tectônica ao longo 
de sua história evolutiva (baixo grau de fraturamento e falhamento). Os poços produtores 


devem ser perfurados distantes de falhas e fraturas. 


2.12.2.2 Parâmetros Geoquímicos 


Teor de carbono orgânico (% COT): De acordo com Andrews (2013), os valores 
adequados de carbono orgânico total (COT) para gás natural não convencional em folhelhos 
devem ser superiores a 2% (Charpentier e Cook, 2011), a 4 % (Lewis et.al.2004), ou até 
mesmo a 1% (Jarvie, 2012). Segundo USGS (2013), a média entre os principais campos 
produtores de shalegas nos Estados Unidos é entre 0.93-5.34% COT. 

Tipo de Querogênio: O querogênio deve ser tipo I ou tipo II. Sendo o tipo II mais 
adequado segundo Andrews (2013), USGS (2013). 

Índice de Hidrogênio (IH): deve ser preferencialmente superior a 250 mg/g. Andrews 
(2013) destaca a importância do dado original de IH e não de valores recentes, os quais 
descaracterizama análise. 

Maturidade Termal/Gradiente Geotérmico: O folhelho deve apresentar maturidade 
termal para gás natural (janela de gás termogênico), sendo valores ideais de reflectância de 


vitrinita (Ro) entre 1.1 e 3.5 % ou preferencialmente entre 1.75 e 3%. 


2.12.2.3 Parâmetros Petrofísicos 


Valores de Raio-Gama: Radiação Gama elevada representa um indicativo de elevado 
conteúdo de matéria orgânica. Dessa forma, valores elevados de raio gama são ideias para 
ocorrência de shale gas: tipicamente entre 150 e 200 API. 

Porosidade (%): Tipicamente entre 4 a 7%. Necessariamente inferior a 15%. 

Saturação em Gás: O gás natural deve estar presente tanto livre (na matriz e 
fraturas) e adsorvido à matéria orgânica. A saturação ideal é entre 60 e 200 bcf por sessão 


geológica. 


1] 


2.13 MODELO GEOLÓGICO DESCRITIVO-COMPARATIVO 


A partir de estudos dos campos petrolíferos comprovadamente geradores e produtores 
de gás natural não convencional e da análise dos fatores condicionantes à ocorrência desse 
recurso,foi realizado o levantamento e combinação dos parâmetros geológicos, geoquímicos e 
petrofísicos considerados essências à essa condição. Essa compilação está demonstrada na 
seguinte tabela descritiva-comparativa para a determinação de potencial para gás natural não 
convencional em folhelhos (Tabela 7). 


Tabela 7: Modelo Descritivo dos principais parâmetros analisados na avaliação da viabilidade 
geológica para aocorrência de acumulações de gás natural não convencional em folhelhos. 


Parâmetros Comparativos 


Idade Geológica 

Litologia 

Composição Mineralógica (% volume) 
Mineralogia (% volume) 

Área (km?) 

Espessura (m) 

Profundidade (m) 

Tipo de Querogênio Predominate 
Ro (%) 

COT (%) 

Tmáx (ºC) 

Maturidade Termal 

Classificação da Bacia Sedimentar 
Paleoambiente Deposicional 
Características do Reservatório (%) 


Fonte: Modificado de Azevedo da Silva (2007), Andrews (2013) e USGS (2013). 


Uma vez identificados os parâmetros condicionantes à ocorrência de gás natural não 
convencional, estes foram analisados nos principais campos produtores de shale gas: os campos 
norte-americanos de Marcellus, Barnett e Eagle Ford. Estes campos foram adotados para estudo 
devido sua relevância na produção desse recurso, sendo estes os maiores produtores de gás 
natural não convencional no período de 2008 a 2014) e pioneiros na produção desse recurso 
em escala comercial, além de serem adotados como referência de padrões geológicos, 
geofísicos e de engenharia de reservatórios para a determinação de campos de shale gas pelo 
Serviço Geológico dos Estados Unidos (USGS) (NORTON ROSE FULBRIGHT, 2013) 
Nesse contexto, esses principais campos produtores foram analisados com a finalidade do 
desenvolvimento deestudos comparativos entre estes e potenciais campos brasileiros por meio 


de analogias. 
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2.13.1 Geoquímica Orgânica 


A geoquímica orgânica é uma ferramenta relativamente recente, praticamente 
desenvolvida no início da década de 70, que utiliza os princípios da química para o estudo da 
origem, migração, acumulação, exploração e produção do petróleo (óleo ou gás), assim como 
no apoio à resolução de problemas de contaminação e de poluições ambientais. A geoquímica 
orgânica pode ser dividida em geoquímica orgânica não- molecular, que caracteriza a fração 
de querogênio das rochas sedimentares e a molecular, que se restringe à fração betume 
(solúvel em solventes orgânicos), através da análise dos biomarcadores, compostos 


aromáticos e compostos polares ricos em nitrogênio, enxofre e oxigênio (fração NSO). 


2.13.2 Rochas Geradoras 


Uma rocha geradora de petróleo é definida como qualquer rocha com capacidade de 
gerar e expelir quantidade suficiente de hidrocarbonetos para formação e acumulação de 
petróleo, na forma de óleo ou gás. Na verdade, qualquer rocha que contenha matéria orgânica 
(MO) produz hidrocarbonetos. No entanto, uma rocha com potencial para geração de 
hidrocarbonetos é aquela que se apresenta em estado imaturo de geração petróleo em seu 
estado natural, mas é capaz de liberar quantidades significativas quando seu grau de 
maturação é “acelerado”, ao ser submetida a processos de hidropirolização. Uma rocha 
geradora matura ou efetiva é caracterizada por apresentar petróleo formado e expulso para um 
reservatório, ativo ou inativo. 

Técnicas para caracterização de rochas geradoras estão sendo aplicadas para estudar a 
quantidade, qualidade e nível de maturação da matéria orgânica presente nesse tipo de matriz 
e associá-las à produção e exploração de petróleo. Desta forma, são empregadas técnicas 
petrográficas de avaliação óptica (reflectância da vitrinita, fluorescência da liptinita, índice de 
alteração e coloração de esporos, acritarcas e microfósseis) bem como geoquímicas, 
(parâmetros de pirólise Rock-Eval, conteúdo de carbono orgânico total (COT), hidropirólise e 
caracterização dos biomarcadores). 

As rochas geradoras podem ser classificadas em função da quantidade máxima de 
betume que pode ser extraído, em diclorometano, expresso em % (m/m), conforme mostra a 


Tabela 8. 
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Tabela 8: Relação dos percentuais de betume e a classificação em relação à quantidade de matéria 
orgânica presente em rochas geradoras . 


Quantidade de Matéria Orgânica Extrato Orgânico ou betume (% em massa) 


Pobre <0,05 
Razoável 0,05-0,1 
Boa 0,1-0,2 
Muito Boa 0,2 


Fonte: Azevedo (2007, p.8) 


2.13.3 Processo de Geração de Petróleo 


O processo natural de formação do petróleo pode ser resumido como uma função do 
incremento das condições de soterramento da matéria orgânica e formação das rochas 
geradoras, onde ocorrem variações na abundância e composição dos hidrocarbonetos gerados 


(Esquema 1). 
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Fonte: Azevedo (2007, p.9) 

As etapas de transformação da matéria orgânica para geração de óleo e gás são: 

Esquema 1. Esquema geral de formação dos hidrocarbonetos como função do 
soterramento das rochas geradoras. A variação na composição dos hidrocarbonetos é 
mostrada em função dos três principais tipos de biomarcadores: n-alcanos, cicloalcanos e 
aromáticos. A profundidade é apenas ilustrativa e corresponde a rochas geradoras da Era 


Mesozóica e Paleozóica, pois varia de acordo com as condições de soterramento da matéria 
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orgânica, tipo de querogênio e gradiente geotérmico. 


A)Diagênese: 

-Estágio imaturo 

Sob baixas condições de soterramento, uma pequena quantidade de hidrocarbonetos, 
derivada dos organismos vivos, aparece. Nesse estágio, os hidrocarbonetos apresentam 
características estruturais relacionadas com a sua origem biogênica e podem ser considerados 
como fósseis geoquímicos. 

Essa fase se caracteriza pela presença de compostos orgânicos funcionalizados (ácidos, 
cetonas, aldeídos, álcoois, etc.) com exceção do gás metano de origem biogênica. 

Com o incremento da profundidade, pequenas transformações começam a aparecer, 
como reações de rearranjo espacial das moléculas orgânicas presentes. Quando as condições 
de pressão e temperatura atingem níveis suficientes, ligações carbono- heteroátomo são 
quebradas e há eliminação de oxigênio. 

Os primeiros produtos do petróleo liberados nesta etapa são os compostos ricos em 
heteroátomos (principalmente N, S e O) compostos de alta massa molecular como os 
asfaltenos e as resinas, de alta massa molecular. Uma pequena quantidade de gás metano, 
também pode ser gerada. 

B) Catagênese 

-Estágio de formação do óleo 

Com o aumento da temperatura, mais e mais ligações são quebradas, como algumas 
ligações C-C. Moléculas de hidrocarbonetos, especialmente os alifáticos na faixa de n-Cis até 
n-C30, são produzidas, derivadas especialmente da fração NSO gerada anteriormente. É o 
principal estágio de geração de óleo, podendo também ocorrer mais formação de gás metano. 

-Estágio de formação de condensado e gás seco 

Como as condições de soterramento e temperatura continuam aumentando, a quebras 
das ligações C-C se torna mais frequente. Os hidrocarbonetos de maior massa molecular 
formados anteriormente também são quebrados, formando assim os hidrocarbonetos de mais 
baixa massa molecular, os chamados hidrocarbonetos leves, e há mais liberação de gás 
metano. 

C) Metagênese 

Após a eliminação da matéria orgânica lábil durante a catagênese, há uma 
reorganização estrutural e as reações de quebra de hidrocarbonetos ocorrem mais facilmente, 


aumentando significativamente a presença de gás metano (também chamado de gás seco). 
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2.14 TÉCNICAS EMPREGADAS NA CARACTERIZAÇÃO GEOQUÍMICA ORGÂNICA 
DE ROCHAS GERADORAS 


Os estágios de formação de hidrocarbonetos são geralmente designados como imaturo, 
maturo e senil (Esquema 1). A geração e preservação de petróleo é definida em função do 
nível de maturação e tipo de matéria orgânica contida nas rochas geradoras, identificados 
mediante a utilização de diferentes análises geoquímicas listadas à seguir. 

Carbono Orgânico Total 

Em função das características geoquímicas necessárias para avaliar um sedimento 
como sendo de uma rocha geradora de hidrocarbonetos, a quantificação da matéria orgânica 
se apresenta como o primeiro parâmetro analisado. A quantidade de matéria orgânica é 
medida através do teor de carbono orgânico total (COT), expresso na forma de percentual em 
relação ao extrato seco, que reflete as condições de produção e preservação no ambiente 
deposicional. A quantidade de matéria orgânica presente nos sedimentos ou rochas inclui 
tanto a matéria orgânica insolúvel, denominada de querogênio, como a matéria orgânica 
solúvel em solventes orgânicos, denominada de betume . 

O procedimento experimental consiste inicialmente em tratar a amostra pulverizada 
com ácido clorídrico a fim de se liberar o carbono inorgânico (na forma de carbonato) e, após, 
medir a quantidade de CO» gerada quando a amostra é submetida ao processo de combustão. 
Os valores médios de COT para folhelhos geradores de hidrocarbonetos são de 2,0 % (em 
massa), sendo que os valores mínimos aceitáveis são de aproximadamente 1,0 % para 
folhelhos betuminosos e 0,5 % para folhelhos carbonosos (Tabela 9). 


Tabela 9 - Classificação do potencial petrolífero de rochas geradoras em função do COT (%) 
CaCOs + HCl (aquoso) == CaCls (aquoso) + CO? (9) + H20 (1) 


Tabela 9: Classificação do potencial petrolífero de rochas geradoras em função do COT (%) 


Potencial de Geração de HidrocarbonetosCOT (%) 


Baixo 0-0,5 
Médio 0,5 — 1,0 
Alto 10-2,0 
Muito alto 2,0-4,0 
Excelente >4,0 
Fonte: Azevedo, 2007, p.12) 
Pirólise Rock-Eval 


A técnica de pirólise Rock-Eval, simula em condições de laboratório o processo 
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natural de metagênese e catagênese da matéria orgânica e geração do petróleo. O equipamento 
consiste em um sistema onde pequenas amostras de rocha (aproximadamente 100 mg) são 
aquecidas em um micro-forno com atmosfera inerte para que não ocorra combustão. As taxas 
de aquecimento e temperaturas usadas na pirólise (25 “C/min e até 600 ºC, respectivamente) 
são várias ordens de grandeza maiores do que as que controlam o processo de geração na 
natureza (da ordem de alguns “C/Milhões de anos, Ma), a fim de compensar o pouco tempo 
da análise (da ordem de 30 minutos). 

Durante o processo de aquecimento, são liberados, sucessivamente, os hidrocarbonetos 
livres que poderiam existir na amostra e gás carbônico que são gerados pelo craqueamento 
térmico do querogênio (matéria orgânica insolúvel presente nas rochas sedimentares). Estes 
gases são registrados por uma unidade analógico-digital sob a forma de um pirograma, no 
qual podem ser observados os três picos (denominados de Si, S2 e S3) usados nos estudos 
geoquimicos (Figura 26), sendo que o detector utilizado é o de ionização em chama (FID). 


Figura 26: Ciclo de análise e exemplo de pirograma obtido como resultado da Pirólise Rock-Eval .. 
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Fonte: Azevedo da Silva (2007). 
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O pico Si equivale à quantidade (em mgHC/g Rocha) de hidrocarbonetos livres 
(betume), que podem ser extraídos normalmente por solventes orgânicos. O pico Sz 
corresponde à quantidade (em mg HC/g Rocha) de hidrocarbonetos liberados pelo 
craqueamento térmico do querogênio, sendo chamado de potencial gerador e correspondendo 
à quantidade de petróleo que a rocha analisada teria condição de produzir caso submetido às 
condições de soterramento adequadas. Finalmente, o pico S3 representa a quantidade de 
dióxido de carbono (CO) liberado pelo craqueamento térmico do querogênio (em mg COz/g 
Rocha). 

Com a conversão do querogênio em petróleo, há uma progressiva redução do potencial 
gerador (S2) acompanhada por um aumento progressivo da quantidade de hidrocarbonetos 
livres (S1). Usa-se a relação S1/(S1+S2), denominada índice de produção ou IP, como um 
indicador do avanço do processo de geração e do nível de maturação da rocha geradora. 

O potencial gerador de uma rocha pode ser definido como a quantidade de petróleo 
(óleo ou gás) que o querogênio é capaz de gerar. Uma avaliação semiquantitativa deste 
potencial pode ser obtida através do uso dos resultados da pirólise Rock-Eval. A quantidade 
de Si apresenta a fração do potencial de geração original que teria sido transformado em 
hidrocarbonetos. A quantidade de S> representa a outra fração do potencial de geração, ou 
seja, potencial residual para geração de hidrocarbonetos. Desta forma Si + S2 expressos em 
miligramas (mg) de hidrocarbonetos por grama de rocha (g), seria uma avaliação do potencial 
de geração, sendo estimada pelo tipo e abundância de matéria orgânica. Assim, há a seguinte 
classificação de rochas geradoras : 

e Rochas que apresentam potencial (Si+S2) inferior a 2 mg de HC/g de rocha 
(2000 ppm), não são consideradas rochas geradoras de petróleo, mas 
apresentam algum potencial para gás. 

e Rochas com o potencial (Si+S2) entre 2 e 6 mg HC/g de rocha (2000 e 6000 
ppm) são consideradas rochas com potencial moderado para geração de 
hidrocarbonetos. 

e Rochas que apresentam o potencial (Si+S2) superior a 6 mg HC/g de rocha 
(6000 ppm) são consideradas rochas geradoras com bom potencial de geração. 

Denomina-se de Tmax, a temperatura máxima de pirólise (em ºC) em que ocorre o 
máximo de geração de hidrocarbonetos pelo craqueamento do querogênio que reflete o grau 
de evolução térmica da matéria orgânica, sendo usada como parâmetro de maturação. De 
modo geral, as rochas termicamente imaturas apresentam valores de Tmax 


< 435-440ºC e de índice de produção (IP) < 0,1 enquanto aquelas que alcançaram o 
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picode geração apresentam valores de T'imax entre 445-450 ºC e de índice de produção (IP) da 
ordem 0,4. 

Uma vez que os picos S2 e S3 refletem, respectivamente, a quantidade de hidrogênio e 
oxigênio presentes na matéria orgânica, utilizando-se os índices de hidrogênio (IH, obtido a 
partir da razão S2/COT e expresso em mgHC/gCOT) e de oxigênio (IO, calculado pela razão 
S3/COT e expresso em mgC02/gCOT) em relação às razões H/C e O/C obtidas através de 
análises elementares, tem-se a interação entre a natureza da matéria orgânica e seu grau de 
preservação. De um modo geral, a matéria orgânica de origem terrestre é pobre em hidrogênio 
e rica em oxigênio, enquanto a matéria orgânica de origem algáica é rica em hidrogênio |º. 
Quando submetidas a condições oxidantes durante ou logo após a deposição, a biomassa pode 
ser alterada, empobrecendo a matéria orgânica em hidrogênio. Os três tipos básicos de 
querogênio podem ser identificados com a integração de dados de IH e IO em diagramas do 
tipo van Krevelen. 

Os querogênios do tipo III, de origem essencialmente terrestre, caracterizam-se 
geralmente por baixos valores de IH (<300 mgHC/gCOT) e altos de IO (>100-200 
mgC0O2/gCOT). Os querogênios do tipo II, derivados predominantemente de biomassa 
marinha, apresentam valores de IH entre 400-700 mgHC/gCOT, enquanto que querogênio do 
tipo I, derivados de matéria orgânica de origem lacustre, possuem valores mais altos de IH 
(>600-700 mgHC/gCOT). Ambos (tipos I e II) apresentam baixos valores de IO (<100 
mgC02/g COT). Estes valores se referem apenas a rochas geradoras imaturas, uma vez que 
com o avanço do processo de maturação, os valores de IH e IO tendem a diminuir, tendendo a 
Zero. 

Biomarcadores 

Biomarcadores ou marcadores biológicos são compostos cujas estruturas podem ser 
interpretadas em termos de sua origem biológica. São fósseis moleculares constituídos de 
carbono, hidrogênio e outros elementos. Podem ser encontrados em rochas, sedimentos ou 
carvões e apresentam pequena ou nenhuma mudança estrutural em relação às moléculas 
orgânicas originais presentes nas membranas plasmáticas dos organismos vivos (procarióticos 
ou eucarióticos). Como exemplo, pode-se citar o colesterol, um esterol proveniente da 
membrana plasmática de alguns tipos de algas, precursor biológico do grupo dos esteranos 


(Figura 27). 
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Figura 27: Transformação diagenética do colesterol (precursor) para o marcador biológico colestano (esterano) 


a ca 


Colesterol Colestano (C,.) 


Fonte Azevedo (2007) 
Para que um composto orgânico derivado de organismos vivos seja considerado um 


biomarcador, este deve apresentar três características fundamentais. 

e À sua estrutura química deve mostrar informações que indicam a sua origem 
biológica (proveniente de organismos vivos); 

e Apresentar-se em altas concentrações nos organismos vivos com especiações; 

e A Principal característica estrutural do composto (esqueleto) deve ser 
quimicamente estável quando submetido aos processos de sedimentação e 
soterramento da matéria orgânica. 

A análise de biomarcadores dos extratos de rochas geradoras pode ser utilizada para 
estabelecer importantes relações como: interpretação do paleoambiente deposicional, grau de 
maturação térmica da matéria orgânica e grau de degradação. Os grupos mais importantes 
de biomarcadores são: hidrocarbonetos acíclicos (n-alcanos, isoalcanos ou isoprenóides), 
cíclicos e aromáticos 

A interpretação de diagramas ternários das frações de hidrocarbonetos saturados 
(lineares, ramificados e cíclicos), aromáticos e de compostos altamente polares (fração dos 
asfaltenos e resinas, ou fração de compostos ricos em nitrogênio, enxofre e oxigênio), (Figura 
28), permite determinar o grau de maturação da matéria orgânica. Com o avanço da 
maturação dos óleos nos reservatórios, por efeito de craqueamento térmico, são formadas 
grandes quantidades de hidrocarbonetos saturados. Assim, óleos mais evoluídos termicamente 
possuem maiores quantidades de hidrocarbonetos saturados em relação aos aromáticos e 


compostos altamente polares (NSO). 
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Figura 28: Exemplo de diagrama ternário mostrando o perfil de maturação de extratos (betumes) ou 
óleos em função dos percentuais (%) das frações de hidrocarbonetos saturados, aromáticos e 


de compostos altamente polares (NSO). 
AROMATICOS 


SATURADOS NSO 


Fonte: Azevedo (2007) 

Hidrocarbonetos Acíclicos 

n-alcanos 

Os n-alcanos, de série homóloga com fórmula geral: CnH2n+2 (Figura 29) são os 
marcadores biológicos mais comuns devido à sua baixa sensibilidade relativa para mudanças 
estruturais durante o processo de formação do petróleo, quando comparado com seus 
correlatos oxigenados.25. São estudados para determinar parâmetros referentes ao grau de 
evolução térmica das rochas geradoras e o tipo de matéria orgânica. 
Figura 29: Estrutura molecular do n-alcano Ci4H30 e o seu respectivo íon característico 


(m/z=85). 


Fonte: Azevedo (2007) 


A distribuição dos hidrocarbonetos saturados lineares (n-alcanos) informa a origem do 
material gerador do óleo ou extrato orgânico (betume) (Figura 30): aqueles de origem 
continental (derivados de plantas terrestres) apresentam predominância de n-alcanos de mais 


alta massa molecular (C,. até C,;). Já para matéria orgânica de origem marinha, há a 
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predominância dos n-alcanos de massa molecular mais baixa (C,, até C,,). Os óleos ou 
extratos transicionais apresentam característica bimodal, com abundância de n-alcanos nas 
duas faixas de concentração !2, Os n-alcanos de número de carbono ímpar de baixa massa 


molecular, normalmente o C, e o C,., e em alguns casos o C, geralmente representam 


IP 19º 
hidrocarbonetos derivados de material algálico. No entanto, com o aumento da evolução 
térmica ocorre o craqueamento dos hidrocarbonetos de alta massa molecular, o que ocasiona 
um aumento na abundância relativa dos n-alcanos na faixa de Cis - Ci7, o que pode 
comprometer a interpretação da origem da matéria orgânica. 


Figura 30: Perfil de distribuição dos homólogos n-alcanos e o tipo de matéria orgânica relacionada . 


Matéria Orgânica Marinha Matéria Orgânica Transicional 


Matéria Orgânica Continental 


Fonte: Azevedo (2007) 


O Índice preferencial de carbono (IPC) é uma medida da quantidade de 
hidrocarbonetos n-alcanos com número ímpar de átomos de carbono em relação aos de 
número par (Equação 1), na faixa de C24 até C34 (derivados das ceras vegetais de plantas 
superiores e oriundos de material orgânico terrestre). Este índice fornece o grau de 
transformação da matéria orgânica e pode ser utilizado como indicativo do grau de maturação 
33 uma vez que matéria orgânica com baixo grau de maturação apresenta altas concentrações 
de n-alcanos com número ímpar de átomos de carbono. Assim, razões superiores a 1,00 


indicam matéria orgânica imatura e tendem a unidade quando a o grau de maturação aumenta. 


(Equaçã PC = | C+C,+C,+C,+C,; de CCC + Cat Cos | 
2 CHtC,+C,tC+Ca, CC, +CtC, + | 


Isoprenóides 

Os isoprenóides são hidrocarbonetos n-alcanos ramificados formados a partir da união 
de várias unidades do isopreno Cs, com um grupo metila localizado a cada quatro átomos de 
carbono, sendo que os mais estudados são o pristano (C19) e o fitano (C20). São derivados da 


cadeia lateral fitil da clorofila presente em organismos fototróficos (que realizam o processo 
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de fotossíntese). Sob condições anóxicas, a cadeia lateral fitil é clivada, produzindo o fitol, o 
qual é reduzido para dihidrofitol e, posteriormente para fitano. Em condições oxidantes o fitol 
é oxidado a ácido fitênico, descarboxilado a pristeno e então reduzido a pristano (Figura 31). 


Figura 31: Estruturas moleculares do fitol (a) e dos isoprenóides pristano (b) e fitano (c) *. 


po e DORA Re CHOR gene 
Fitol (clorofila) io 
Eh anóxido* 


Fitano 
Fonte: Azevedo (2007) 


r 


A razão pristano/fitano é considerada como o melhor indicador do tipo de 
paleoambiente deposicional, uma vez que variações na concentração dos isoprenóides 
poderiam indicar flutuações do potencial redox (Eh) dos ambientes, durante os estágios 
iniciais de decomposição da clorofila, sendo utilizadas para diferenciar ambientes óxidos de 
anóxidos. As altas razões indicariam um ambiente oxidante, derivado de matéria orgânica de 
fontes terrestre, e as baixas, um ambiente mais redutor com matéria orgânica derivada 
predominantemente de fontes marinhas. 

Razão pristano/fitano > 1: indica óleo ou extrato de ambiente deposicional óxido. 

Razão pristano/fitano < 1: indica óleo ou extrato de ambiente deposicional anóxido 
ou redutor. 

A relação entre a concentração dos n-alcanos Ci7 e Cis em relação aos isoprenóides 
pristano (Ci9) e o fitano (C20), fornece informações importantes em relação ao do grau de 
maturação da matéria orgânica, uma vez que os processos de craqueamento térmico da 
matéria orgânica proporcionam um aumento na abundância dos n-alcanos. 

Razões pristano/n-C17 e fitano/n-Cis > 1: indicam óleo ou extrato imaturo. 


Razões pristano/n-C17 e fitano/n-Cis < 1: indicam óleo ou extrato maturo. 


Hidrocarbonetos Cíclicos 

Os hidrocarbonetos cíclicos mais importantes em geoquímica orgânica são os 
denominados terpanos (tricíclicos e pentacíclicos), e os esteranos, os quais representam os 
biomarcadores mais estudados em geoquímica orgânica, pois a existência de um grande 
número de centros quirais em suas estruturas confere a estes compostos um grande potencial 


para a formação de derivados com diferentes configurações estereoquímicas, cujas 
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abundâncias relativas podem ser utilizadas como parâmetros indicativos do grau de evolução 
térmica e/ou nível de biodegradação (quando se estuda os hopanos desmetilados ou 
norhopanos) 

Terpanos Pentacíclicos (Hopanos) 

Os compostos denominados hopanos ou terpanos pentacíclicos apresentam 29 até 35 
átomos de carbono em uma estrutura composta por 4 anéis de seis membros e 1 anel de cinco 
membros. São derivados de reações de redução e desidratação do bacteriohopanotetrol, 
presente nas membranas celulares de organismos procarióticos (como por exemplo, bactérias 
e cianobactérias), que ocorrem durante a diagênese (Figura 32). 

Os terpanos pentacílicos apresentam dois importantes íons de fragmentação que 
facilitam sua identificação. O primeiro íon, m/z 191, é formado pela clivagem do anel C 
incluindo os anéis A e B da molécula. O segundo fragmento, é o íon m/z 148 + R, baseado 
nos anéis D e E (Figura 32), onde o R se refere a massa da cadeia lateral R, sendo que a 


relação m/z do íon dependerá do número de átomos de carbono do radical R 


Figura 32: Origem dos hopanos derivados do bacteriohopanotetrol 
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Fonte: Azevedo (2007) 


“(1) Encontrado em membranas lipídicas de organismos procariontes. A configuração biológica 
[HTB(H), 21B(H), 22R] o bacteriohopanotetrol e seu produto saturado (2) são instáveis na 
catagênese e submetem-se à isomerização para as configurações geológicas (3, 4e 5). À 
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configuração 17B(H), 21o(H) é denominada de moretano (3) e todos os outros são 
denominados hopanos (2, 4 e 5). 


O precursor hopanóide (bacteriohopanotetrol), de ocorrência natural, apresenta a 
configuração estereoquímica 17B(H), 21B(H), e somente a configuração R no carbono da 
posição 22 (C-22). Com a transformação da matéria orgânica, isto é, durante o processo de 
maturação, ocorre a modificação destes compostos para estruturas termodinamicamente mais 
estáveis, ou seja, configuração 17o(H), 21B(H), bem como o surgimento dos epímeros Re S 
na posição €-22 nos homólogos C31 e superiores (Figura 33). Assim, as proporções de 
epímeros R e S podem ser calculadas para qualquer hopano desta faixa, mas por convenção as 
mais utilizadas são as razões dos homohopanos C31 ou C32, sendo que no equilíbrio a 
proporção é de aproximadamente 55-60% do epímero S e 40-45 % do epímero R. Uma 
segunda série com estereoquímica 17B (H), 2la (H), denominada de moretanos, também 
diminui sua concentração com o aumento da maturidade. 

Os hopanóides incluem os hopanos de configuração 170/(H), 21B(H), 17B(H), 21B(H) 
simplesmente denominados de hopanos e os de configuração 17B(H), 210(H), denominados 
de moretanos. Os não-hopanóides compreendem o gamacerano, derivado tetrahimanol 
(gamacer-3P-ol) (um lipídio que substitui os esteróis na membrana de certos protozoas), 
indicativo de ambientes deposicionais hipersalinos marinhos e não marinhos. 


Figura 33: Estrutura do gamacerano (biomarcador de ambientes hipersalinos) 


Fonte: Azevedo (2007) 


A razão dos isômeros hopanóides C27, Ts (180(H)-trisnorneohopano) em relação ao 
Tm (17a(H)-trisnorhopano) (Figura 34) também tem sido utilizada para avaliar o grau de 
maturação da matéria orgânica, uma vez que com o aumento da maturidade, a concentração 


de Tm cai gradualmente, em relação ao Ts, que aumenta. Sabe-se também que a razão 
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Ts/(Tm+Ts) é alta para ambientes hipersalinos e que baixas concentrações de Ts/(Tm+Ts), 
têm sido encontradas em óleos oriundos de rochascarbonáticas e que a razão Ts/(Tm+Ts) é 
mais baixa em sedimentos óxidos que nos anôxidos. 


Figura 34: Estruturas do 180(H)-22,29,30 Trisnorneohopano (T's) e do 170(H)-22,29,30 
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Trisnorhopano (Tm). 
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O grupo dos terpanos tricíclicos, menos abundante na família dos terpanos, contém 3 
anéis de seis membros com 21 até 40 átomos de carbono, sendo os mais estudados e 
dominantes os compostos com menos de 25 átomos de carbono (Figura 35). São originados a 
partir de membranas procarióticas de bactérias diferentes das que originaram os pentacíclicos 
e estão presentes em concentrações inferiores aos pentacíclicos. A razãotricíclicos/ 
pentacíclicos é um indicativo de maturidade, uma vez que com o aumento da maturação, há 
um aumento na concentração dos terpanos tricíclicos, podendo ocorrer a degradação dos 


pentacíclicos . 


Figura 35: Estrutura genérica dos triterpanos tricíclicos, onde a letra R corresponde a um radical 
alquila. 
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Esteranos 
Os esteranos regulares (Figura 36) contêm de 27 a 29 átomos de carbono em uma 


estrutura composta por três anéis de três membros e um anel de cinco membros. São 
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derivados de reações de desidratação e redução, que ocorrem durante a diagênese, de esteróis 
presentes nas membranas celulares de organismos eucarióticos (algas e plantas terrestres) 


Figura 36: Estrutura química dos esteranos e seu sistema de numeração 
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Durante a diagênese, com o aumento da maturidade, a transformação biológica produz 
mudanças na estereoquímica dos carbonos C-14 e C-17, alterando a configuração original “a” 
de ambas as posições (14 e 17). Assim, a forma inicial 5a (H), 144 (H), 17a (H) ou 144 (H), 
17a (H) ou ainda mais simplificadamente q q q ou a a (Figura 36) é alterada para So(H), 14 
B(H), 17 B(H) ou 14 B(H), 17 BH) (a B B ou BB) *º. A proporção entre os esteranos de 
configuração a B B em relação aos de configuração a a o (razão aa B/caB+aaa) atinge o 
valor máximo em 75% de conversão. 

A isomerização no carbono 20 (C-20) para a configuração 5 o(H), 140(H), 17a(H) dos 
esteranos é análoga àquela na posição no carbono 22 (C-22) dos hopanos. A estereoquímica R 
é herdada dos precursores esteróis e a epimerização para o isômero S acontece, ocorrendo a 
formação de uma mistura dos epímeros derivados biologicamente R e formados 
geologicamente, os epímeros S, com valores de equilíbrio entre 50-60%. O diagrama ternário 
dos esteranos regulares C27 (colestano), C2s (metilcolestano) e C29 (etilcolestano) em 
configuração q o o (20R) dá informações sobre a origem da matéria orgânica presente nos 
sedimentos (Figura 14), sendo utilizado como indicador de paleoambientes deposicionais. A 
predominância de C29 é um indicativo de uma forte contribuição de matéria orgânica de fontes 


terrestres. Já o predomínio do esterano C27 indicaria matéria orgânica derivada de plâncton 
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marinho. O esterano C>s é geralmente encontrado em menor abundância e indica forte 
contribuição de algas lacustres 


Figura 37: Diagrama ternário ilustrativo representando a interpretação dos paleoambientes em função 
da distribuição dos esteranos regulares (C»7-C59) *º. As proporções dos três esteranos variam 
de zero até 100 %. 
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Diasteranos 


Os esteranos rearranjados ou diasteranos (Figura 38) diferem dos esteranos regulares 
pela substituição dos hidrogênios (nos carbonos das posições 5 e 14) pelo radical metila, além 
da ligação carbono-hidrogênio (nos carbonos das posições 10 e 13) no lugar do radical metila. 
É sugerido que esta transformação ocorra no período da diagênese durante a fase de 


maturação termal do querogênio. 


Figura 38: Estrutura dos esteranos rearranjados ou diasteranos (identificados pelo íon de fragmentação 
característica de m/z= 217). 
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Os diasteranos são bem conhecidos na forma das espécies C27, C28, C29 e C30. Estes 
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compostos são formados por meio da conversão de esteróis durante a diagênese, em reações 
catalisadas por argilas em ambientes ácidos. Como consegiiência, em ambientes carbonáticos 
anóxicos e pobres em argila, são encontradas baixas razões diasteranos/esteranos sumariza 
informações que podem ser obtidas a partir do estudo dos biomarcadores em sedimentos. 


Tabela 10: Principais biomarcadores estudados em geoquímica orgânica e suas informações 


cien <p 
Biomarcador Estrutura genérica Precursor Informação 
zm 4 
n-alcano (Cs Cr.Cos) DD DD Algas marinhas Origem da matéria orgânica 
Ur 4 
n-alcano (Cas, Cm, Cola) mm a Plantas terrestes Origem da matéria orgânica 
RR AR OR 
R hnceiannad Tipo de ambiente 
Pristano e Fitano Organismos fototróficos o 
p: es ip Ea deposicional 
FRano 
Terpanos tricíclicos Organismos procariontes Grau de maturação 
o 
nem ef O 6 il , Crau de maturação da 
Hopanos as Pa dd 5 Organismos procariontes = Es 
A r ! o as matéria organica 
5 : 
ondições 
Gamacerano a J BE J Protozoas E 
( | E hipersalinidade 
- Grau de maturação da 
aa RA Eae 
Esteranos mu e-cgp-(ig | DA Organismos eucariontes Ra 
| ) - Origem da matéria 
pa orgânica 
Grau de maturação da 
Diasteranos - Organismos eucariontes — - sua 
matéria orgânica 


mir 294 


Fonte: 2? 


2.14.1 Listagem das Principais Razões Utilizadas na Determinação dos Parâmetros 


Geoquímicos Moleculares 


Os índices calculados a partir das abundâncias relativas dos biomarcadores detectados 
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na fração de hidrocarbonetos alifáticos, através da análise dos cromatogramas de massas e 
seus respectivos íons, são usualmente empregados como parâmetros geoquímicos indicativos 
de estágio de evolução térmica e ambiente deposicional. Abaixo estão apresentados alguns 


dos principais parâmetros geoquímicos utilizados para esse estudo 


Razão pristano/fitano (P/F) 
É a relação entre as abundâncias de pristano (i-C19) e fitano (i-C1s). Uma razão P/F 
maior que 1 sugere deposição em ambiente oxidante, enquanto uma razão menor que 1 sugere 


ambiente deposicional redutor. 


Razão Ts/Tm 

Este parâmetro é dependente da origem e do grau de evolução térmica da amostra, 
uma vez que o Ts é termicamente mais estável, sendo um indicador de origem e o Tm 
sensível ao processo de maturação. Em amostras oriundas de mesma origem esta razão cresce 
com a maturação. Ela pode ser determinada através do cromatograma de massas m/z 191; no 
entanto esse cálculo pode ser prejudicado pela ocorrência de co-eluição com terpanos 
tricíclicos e tetracíclicos. Neste caso, a determinação poder ser feita a partir do cromatograma 


de massas m/z 370 que corresponde ao fon molecular de ambos os compostos. 


Índice de gamacerano 

É dado pela relação entre as abundâncias de gamacerano e 17a(H) 21B(H) — hopano 
(gamacerano/C30-hopano). O gamacerano foi caracterizado em ambientes marinhos 
carbonáticos e hipersalinos. Também se pode aplicar esta razão para avaliar a estratificação da 


coluna d'água. 


Razão 228/(228+22R) em homopanos 

É muito apropriada para diferenciar estágios iniciais de maturação. A configuração 
biológica 22R é gradualmente convertida em uma mistura 22R + 2258, atingindo no equilíbrio 
valores entre 0,57 e 0,62. Esta relação é calculada a partir do cromatgrama de massas m/z 191, 
usando as abundâncias relativas de quaisquer dos pares de epímeros de C31 a C3s, mais 


comumente C31 ou C32. 


Razão 208/(208+20R) em esteranos regulares 


Durante o processo de maturação, os esteranos normais sofrem crescente isomerização 
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no carbono C-20, que passa de sua configuração biológica 20R para 20S. No caso dos 
compostos 29 com configuração aaa (So(H), 140(H), 170(H)) este fato provoca uma 
mudança na razão 20S/(20S+R) que varia de zero até cerca de 0,55 e, portanto é um 
parâmetro que pode ser utilizado na avaliação do estágio de maturação de uma amostra. Esta 
razão é calculada a partir das abundâncias relativas destes epímeros no cromatograma de 


massas m/z 217. 


Razão Bp/PpB+raa) em esteranos regulares 

Índice calculado a partir das abundâncias relativas de isômeros no cromatograma de 
massas m/z 217 e também pode ser utilizao como parâmetro indicativo de maturação. A 
isomerização, decorrente da maturação de Ci4 a Ci17, que passa da configuração biológica aa 
para BP provoca uma variação na razão BB/(PP+rao), que no esterano C29 se estende de zero até 
cerca de 0,7. A variação nas concentrações relativas destes isômeros também é atribuída a um 


processo de degradação seletiva destes compostos. 


Correlação entre os esteranos regulares C27-C28-C29 

Os esteranos mais comuns em rochas e Óleos são os (27, C2s e C29 
So(H),140(H),170(H) 20R. Estudos propuseram que as distribuições relativas dos esteranos 
C27, C28 e C29 estariam relacionadas à ambientes específicos e sugeriram que os esteranos 
poderiam fornecer informações importantes dos paleoambientes. Desta forma, a 
predominância dos C29 esteranos indicaria contribuição terrestre enquanto a predominância 
dos C27 esteranos indicaria maior contribuição de fitoplâncton marinho. Os Cz2s esteranos, 
quando em maior proporção, poderiam indicar maior contribuição de algas lacustres. 
Comunmente se utiliza o diagrama ternário para representar as proporções relativas destes três 


esteranos . 


Razão Hopano/Esteranos 

A razão hopano/esterano, (utilizando os esteranos regulares) compreendem os 
compostos C27 So(H), 140(H), 17o(H)-colestano (20S+20R) e o hopano C30 170,21B(H)- 
hopano . Esta razão reflete a maior contribuição de organismos procarióticos (bactérias) ou 
organismos eucarióticos (algas e plantas superiores). No entanto, recomenda-se a utilização 
desta razão com cautela, já que pode ser afetada pela maturação térmica. 


Em geral, altas concentrações de esteranos e baixos valores de razão hopano/esteranos 
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indicam deposição de matéria orgânica marinha com maior contribuição de organismos 
planctônicos e/ou algas. Diferentemente, baixas concentrações de esteranos e altos valores de 
razão hopano/esteranos indicam deposição de matéria orgânica terrestre e/ou microbialmente 


retrabalhada. 


Caracterização da Fração Asfaltênica 

A fração asfaltênica é a mais pesada e mais complexa fração presente em rochas 
geradoras de petróleo. É composta por hidrocarbonetos poliaromáticos condensados que 
contêm pequenas quantidades de heteroátomos (N, S e O) e traços de metais de transição 
(principalmente Mo, Ni e V) complexados a moléculas orgânicas. 

Estudos de caracterização dos parâmetros físico-químicos dos asfaltenos podem 
revelar importantes informações em relação ao grau de maturação da matéria orgânica, 
através da utilização de técnicas convencionais como análise elementar (determinação dos % 
de C, N, H), ressonância magnética nuclear de !'H e ?C, cromatografia de permeação em gel 
(GPC) ou técnicas menos corriqueiras como espectrometria de massas por tempo de vôo com 
desorção à laser e ionização assistida por matriz (MALDI- TOF-MS, “matrix-assisted laser 
desorption ionization time-of-flight mass spectrometry”) quando relacionados com 
parâmetros geoquímicos tradicionais como a temperatura máxima de geração (Tmax), índice 
de hidrogênio (IH) ou análise de biomarcadores. 

Os asfaltenos são os principais responsáveis pela desativação catalítica durante o 
hidrotratamento (hidropirólise) de óleos mais densos (pesados), através da precipitação de 
suas moléculas complexas na superfície do catalisador, bloqueando seus poros. Por esse 
motivo, estudos que caracterizam sua estrutura química, ainda indefinida para a maioria dos 
óleos comerciais, são muito importantes *!. Além disso, a presença abundante de resinas e 
asfaltenos em óleos resultam na alteração de suas propriedades físico-químicas como a 
densidade específica (API) e a viscosidade, sendo utilizados para avaliar a qualidade dos 


óleos nos reservatórios: 
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Figura 39: Representação da estrutura química de um asfalteno 
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2.14.2 Espectrometria de massas por tempo de vôo com desorção a laser e ionização 


assistida por matriz (MALDI-TOF-MS) 


A técnica de desorção a laser e Ionização Assistida por Matriz — MALDI- é uma 
técnica de ionização branda utilizada na espectrometria de massas que permite a análise de 
macromoléculas (polímeros, biopolímeros e moléculas orgânicas), as quais apresentam 
fragilidade quando fragmentadas por métodos convencionais. 

O processo de ionização é provocado por uma fonte de laser (normalmente laser de 
nitrogênio, À = 337 nm) e utiliza-se uma matriz sólida para proteger as moléculas do analito 
de serem destruídas durante a ionização (ação direta do laser), além de facilitar a vaporização 
e ionização da amostra a ser analisada. 

Como matriz utiliza-se moléculas com estrutura cristalina, sendo as mais comummente 
empregadas o ácido 3,5 dimetoxi-4-hidroxicinâmico (ácido sinápico) ácido 2,5 
dihidróxibenzóico (DHB ou ácido gentícico) *, ácido a-ciano-4- hidroxicinâmico (CNCA) e 


1,8-dihidroxiantrona (ditranol), como mostra a Figura 40. 


Figura 40: Estruturas dos principais tipos de matrizes utilizadas na técnica de MALDI. 
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A escolha apropriada da matriz é determinada por algumas características, 
considerando os compostos com: 

e Baixa massa molecular (para facilitar o processo de vaporização), mas com 
massa molecular alta o suficiente para não evaporar durante o processo de 
preparação ou análise (alta pressão de vapor). 

e Caráter ácido, ou seja, caráter doador de próton para favorecer o processo de 
ionização do analito. 

e Alta absorção no UV, para rapidamente absorver a radiação do laser. 

e Possuir grupos polares, o que permite sua solubilidade em meio aquoso 
(opcional). 

Usualmente se prepara uma solução da matriz e analito em solvente orgânico 
(acetonitrila, metanol, etanol, clorofórmio, etc.) e esta solução é colocada no amostrador do 
MALDI (geralmente de metal). Após, o solvente é vaporizado, restando uma solução sólida 
do analito na matriz. 

A solução sólida matriz-analito absove a energia do laser que ioniza primeiramente a 
matriz, que transfere parte da sua carga para as moléculas do analito protegendo-as da energia 
destrutiva do laser. Desta forma há a formação de íons pela adição de próton ([M+H]) 
podendo haver a formação de ions com carga diferente da unitária ([MmH]"), em função do 
tipo de matriz utilizada, da intensidade do laser e /ou voltagem utilizada. 

Os íons gerados no vácuo são acelerados por um forte campo elétrico num “tubo de 
vôo” onde são separados e levados até o detector. Um analisador mede o tempo de vôo (time- 
of-flight, TOF) considerando a distância percorrida pelo íon até atingir o detector. Utilizando 
a equação da energia cinética, K= (mV?) /2, onde V é a velocidade do íon, calcula-se a massa 
molecular do composto. Os compostos são separados no analisador de acordo com sua razão 
m/z. Íons “mais leves” chegam mais rapidamente no detector, enquanto os íons “mais 


pesados” demoram mais tempo. (Figura 41). 


Figura 41: Representação esquemática do processo de ionização da técnica de MALDI 
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Um exemplo de um espectro de MALDI-TOF-MS de asfaltenos pode ser 


observado na Figura 42. 


Figura 42: Espectro de MALDI-TOF da Fração asfaltênica de um Óleo Árabe. 
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2.15 FORMAÇÃO DO SISTEMA PETROLÍFERO DO PRÉ-SAL 
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O Pré-sal é a denominação de uma camada de rochas, geralmente carbonáticas, 
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localizadas abaixo da camada de sal. Para entender a formação da camada de sal, é preciso 
compreender a geração do oceano Atlântico. 

Há cerca de 150 milhões de anos, um continente chamado de Gondwana, que unia a 
África à América do Sul, passou por um processo conhecido como rifte, ou separação, no qual 
permitiu o desenvolvimento dos continentes africano e americano, assim como o do oceano 
Atlântico. 

O início da separação, chamado de período pré-rifte, começou ainda na Era Cretácea 
há cerca de 130 milhões de anos, no qual ocasionou na formação de vales e depressões, assim 
como a deposição de sedimentos, devido ao aumento da separação continental causados pelo 
estiramento da crosta. A porção envolvida corresponde atualmente ao litoral leste-nordeste 
brasileiro e o litoral oeste-sudoeste africano (PONTES e ASMUS, 1978). 

Devido à contínua separação, os lagos anteriormente criados tornaram-se cada vez 
mais fundos e nas partes mais profundas foram depositados sedimentos ricos em matéria 
orgânica (fitoplâncton), folhelhos e arenitos arrastados pelas correntezas dos rios (PEREIRA e 


FEIJÓ,1994). 


Na Figura 43, observa-se o período de separação, no qual o mar começou a 
inundar os vales e ocorreu uma deposição de uma espessa camada de sal, que culminou 


em um enorme lago. 


Figura 43: Rifte continente Gondwana 


Fonte: Curti e Riccomini (2011) 


O penúltimo estágio corresponde ao período pós-rifte, onde o oceano Atlântico 


começava a tomar forma. Consequentemente, as margens continentais foram afundando sob o 
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peso dos sedimentos e a baixa salinidade da água, juntamente com o clima quente e altas taxas 
de evaporação de sal, favoreceram a formação de uma extensa e espessa camada de 
evaporitos, chegando até a 2.500 metros (CHANG et. al., 1990). Nessa camada de evaporitos, 
existiam sedimentos marinhos a transicionais, folhelhos de águas profundas, arenitos de águas 
rasas e turbiditos (PEREIRA e FEIJÓ, 1994). 

No último estágio, conhecido como drifte, ocorreu a formação dos continentes 
Africano e Sul-Americano, assim como a formação do oceano Atlântico, e essa região hoje 


pertence as bacias de Campos e Santos. 


2.16 HISTÓRICO DA DESCOBERTA DE PETRÓLEO NO PRÉ-SAL 


No ano de 2006, a Petrobras anunciou a descoberta de reservas de petróleo em 
camadas do pré-sal, assim denominadas por localizarem-se em grandes profundidades, abaixo 
de uma espessa camada de sal. Essa descoberta corresponde a uma região de 
aproximadamente 149.000 km?, abrangendo o estado de Santa Catarina até o Espírito Santo. 
As jazidas encontram-se a 7.000 metros de profundidade, sendo 2.000 metros de lâmina 
d'água, 1.000 metros da camada pós-sal, 2.000 metros de camada de sal e 2.000 metros da 
camada pré-sal (MORAIS, 2013). A localização da região do Pré-sal pode ser observada na 
Figura, 44. 

Figura 44: Polígono Pré-sal 
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Fonte: Curti e Riccomini (2011) 


A descoberta ocorreu por meio da perfuração do poço 1-RJ-628A, na Bacia de 
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Santos, Bloco Exploratório BM-S-11, na região de Tupi, atualmente conhecida como 
Lula. 

Encontrou-se petróleo após uma profundidade vertical de 7.021 metros, sendo 
2.126 metros de lâmina d'água. O petróleo encontrado possuía grau API entre 28 e 30, 
considerado de médio a leve (MORAIS, 2013). 

Em maio de 2007, foi realizada a perfuração de um segundo poço, o 1-RJR-646, a 
10 km de distância do poço original, com intuito de averiguar a possibilidade 
econômica de explorar aquela área (MORAIS, 2013). Os resultados obtidos confirmaram 
a existência de umreservatório com extensão até a região Sul de Lula, assim como uma 
estimativa de recuperação de óleo variando de 5 a 8 bilhões de barris de petróleo. 

Posteriormente, novas áreas foram sendo declaradas. Em agosto de 2007, foi 
descoberto o Campo de Lapa, pertencente ao Bloco BM-S-9, através da perfuração do 
poço 1-SPS-50, encontrando óleo de grau API 24, produzindo cerca de 2.900 barris por 
dia e 57 mil m?/d de gás, a 270 km da costa do estado de São Paulo. 

No ano de 2008, foram descobertas novas reservas: Júpiter (poço 1-RJS-652), 
Bem-te-vi (poço 1-SPS-52A4), Guará (poço 1-SPS-55) e Iara (poço 1-RJS-656). Todas 
essas reservas possuíam óleo com grau API em torno de 28 a 30 e foram encontradas a 
uma profundidade superior a 6.000 metros. 

Em 2010, foram descobertas outras reservas, entre eles o Campo de Búzios e o 
bloco de Libra. Considerado o bloco mais promissor, Libra foi descoberto através do poço 
2-ANP- 2ARJS, em uma profundidade de 1.964 metros de lâmina d'água. Suas jazidas 
possuem cercade 400 metros de espessura, o óleo possui grau API em torno de 29, com 
razão gás/Óleo acimade 350, e a estimativa de volume recuperável total é de 3,3 bilhões de 
barris de óleo. 

Em outubro de 2017, foi iniciado o teste de longa duração na parte noroeste do 
bloco de Libra e, em 30 de novembro, a Petrobras, em nome do consórcio, apresentou à 
Agência Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis (ANP) a declaração de 
comercialidade dessa parte do bloco, agora chamado de Campo de Mero (PETROBRAS, 
2017). 

Decidiu-se por estender por mais 27 meses o contrato, podendo assim dar 
continuidade à fase exploratória do restante da área de Libra. 

Através da Tabela 11, pode-se observar algumas descobertas de campos do Pré-sal, 
que estão em desenvolvimento ou produção atualmente. 


Mediante essas descobertas, as estimativas de reservas foram ampliadas, as Figuras 
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45 e$ apresentam uma evolução da produção acumulada e de reservas já provadas quanto 


as prováveis somadas as possíveis (ANP, 2018) 


Tabela 11: Descobertas de Campos no Pré-sal 


Campo 


LULA 


LAPA 
BAUNA 

SAPINHOÁ 

NORTE DE SURURU 
SUL DE SURURU 
BERBIGÃO 

OESTE DE ATAPU 
SURURU 

SÉPIA LESTE 
BÚZIOS 

MERO 

SÉPIA 

SUL DE SAPINHOÁ 
ITAPU 

SUL DE LULA 
ATAPU 

GOIÁ 

GOIÁ SUL 

NEON 

NEON SUL 


NORDESTE DE SAPINHOÁ 


NOROESTE DE SAPINHOÁ 
SUDOESTE DE SAPINHOÁ 
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Ná DE BERBIGÃO Santos 2014 2014 


Fonte: Elaboração Própria baseada nos dados da ANP 


Figura 45: Gráfico da Evolução da Produção Acumulada e Reservas de Petróleo 


2 — Pré-sal — jazidas no horizonte geológico denominado pré-sal, em campos localizados na área definida no inciso IV do caput do art. 2º da Lei 
nº12.351, de 2010. 
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Fonte: ANP (2018) 


Figura 46: Gráfico da Evolução da Produção Acumulada de Gás Natural 


1.600.000 
1.400.000 
1.200.000 
1.000.000 
800.000 
600.000 


400.000 


Milhões de metros cúbicos (MMm*) 


200.000 


EH Produção acumulada  mProvada | m Prováveis + Possíveis 


Fonte: ANP (2018) 


A Tabela 12 mostra quais são os campos de maior produção até o ano de 2018. 
Podemos observar que os campos de Lula e Sapinhoá são os maiores produtores tanto de 


óleo quanto gás natural. 
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Desta forma, esses dois campos foram escolhidos para demonstrar o impacto da 
produção na presença de CO», assim como o Campo de Mero, quarto maior produtor, mesmo 
com apenas um poço produtor interligado ao FPSO Pioneiro de Libra em Sistema de 


Produção Antecipada!º (PETROBRAS, 20184). 


Tabela 12: Distribuição da Produção de Campos do Pré-sal 


Petróleo (bbl/d) Gás natural (Mm*/d) Produção (boe/d) 

Pré-sal Pós-sal Pré-sal Pós-sal Pré-sal Pós-sal 
Lula 851.006 0 35.538 0 1.074.536 0 
Sapinhoá 260.689 0 10.317 0 325.584 0 
Jubarte? 105.738 39.347 3541 369 127.821 41.669 
Mero 42.679 0 2.867 0 60.709 0 
Búzios 34.660 0 1.911 0 46.680 0 
Lapa 37.779 0 1.320 0 46.082 0 
Baleia Azul? 28.727 0 939 0 34.632 0 
Baleia Franca 27.394 3.302 1.050 41 33.995 3.559 
Marlim Leste 21.615 45.204 405 677 24.161 49.464 
Barracuda 4.080 61.305 58 781 4.445 66.220 
Caratinga 3.766 10.890 54 162 4.103 11.907 
Pirambu” 381 0 11 0 450 0 
Voador 126 0 5 0 158 0 
Marlim 100 113.502 4 1.536 125 123.162 
Outros Campos 0 793.434 0 51.347 0 1.116.395 


Total Geral 1.418.739 1.066.985 57.989 54.913 1.783.481 1.412.375 
Fonte: ANP/SDP/SIGEP(2018) 


2.17 TECNOLOGIAS PIONEIRAS 


Após as descobertas, os inúmeros desafios culminaram no desenvolvimento de 
novas tecnologias que seriam utilizadas para realizar o trabalho de produção, uma vez que 
as condições enfrentadas eram totalmente desconhecidas se comparadas às experiências 
adquiridas com a Bacia de Campos (PETROBRAS, 2015). 

Ainda de acordo com a Petrobras, “o desafio do Pré-sal era inteiramente novo, 
mais do que apenas uma simples adaptação das tecnologias existentes, era necessário 
dedicar tempo e recursos para testar novos materiais e soluções”. 


Visto isso, a Petrobras, juntamente com seu centro de pesquisa- Cenpes - iniciou 


!º Segundo Morais (2013), o sistema de produção antecipada consiste no fornecimento de dados sobre o 
potencial de produção dos reservatórios enquanto ocorre o desenvolvimento do campo. Esse processo permite 
realizar um planejamento do sistema permanente de produção, e possibilitam às operadoras uma compensação 
financeira antecipadamente. 
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estudos para tornar possível a produção de petróleo e gás natural em situações inóspitas, 
tornando-a pioneira no desenvolvimento de tecnologias para tal, sendo inclusive premiada 
em 2015 pela Offshore Technology Conference (OTC) Distinguished Achievement Award 
for Companies, Organizations, and Institutions. 


Figura 47: Ilustração da Técnica PMCD 
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Fonte: Grayson (2009) 


Após a fase de perfuração, outra inovação premiada, ilustrada na Figura 48, foi 
aplicada: o primeiro uso intensivo de completação inteligente em água ultraprofundas em 


poços satélites. Segundo a Petrobras (2014): 


[...] a completação inteligente permite monitorar, em tempo real, os dados de 
produção e acompanhar o desempenho de poços por meio de válvulas e sensores 
alojados na coluna de produção, controlados remotamente desde a plataforma.No 
processo de completação inteligente é possível controlar a produção de petróleo de 
cada zona, e assim otimizar a produção de acordo com a necessidade do engenheiro, 
viabilizando maior recuperação do óleo existente num reservatório. 


Figura 48: Técnica de Completação Inteligente 
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Fonte: Petrobras (2015) 


Em termos de produção, foi desenvolvido o primeiro riser rígido em catenária, 
composto por tubos com [liner instalados pelo método reel lay!! (carretel), situados nos 
campos de Sapinhoá e Lula NE. Esses equipamentos são revestidos com riser metálico 
internamente, resistentes à corrosão, possuem cerca de 100 km e podem ser apoiados 
diretamente em Boias de Sustentação de Risers' (PETROBRAS, 2015). 

A companhia diz ainda que “procedimentos especiais e testes de qualificação 
permitiram a utilização desses tubos em condições dinâmicas e viabilizaram sua instalação 
pelo método reel lay”. 

Outra tecnologia premiada foi o mais profundo riser rígido em configuração “lazy 
wave!” (SLWR), situado inicialmente no projeto de Sapinhoá Norte, interligado ao FPSO 
Cidade de Ilha Bela a 2.140 metros de profundidade (PETROBRAS, 2015). 

Ainda de acordo com a empresa, “trata-se do primeiro sistema deste tipo no mundo a 
ser conectado a um FPSO com ancoragem distribuída (spread mooring), projetado e 
construído para suportar os movimentos do navio-plataforma no ambiente adverso do Pré- 
sal?.A Figura 49 apresenta essa configuração SLWR, de modo que facilite a compreensão 


do método empregado. 


! Segundo a Petrobras (2015), “o método reel lay (carretel) é meio de lançamento de linhas que utiliza navios 
equipados carreteis. Tem a vantagem de instalar dutos no fundo do mar com uma velocidade maior do que os 
métodos convencionais”. 

!2 Conforme será apresentado no capítulo 3. 

3 Risers de aço instalados com um conjunto de flutuadores que formam uma configuração em corcova e são 
ligados diretamente à unidade flutuante de produção (DICIONÁRIO DO PETRÓLEO EM LÍNGUA 
PORTUGUESA, 2018). 
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Figura 49: Riser rígido em configuração “lazy wave” (SLWR) 


Fonte: Petrobras (2015) 


Já no campo de Lula, foi instalado o mais profundo riser flexível, ilustrado na 
Figura 49 e melhor detalhado no capítulo 3, a uma profundidade de lâmina d'água de 
2.220 metros, diferente de Sapinhoá que era rígido. 

Mediante as condições extremas nas quais esses dutos são submetidos, problemas 
de incrustações, formação de hidratos e corrosões têm sido cada vez mais frequentes, 
podendo ocorrer a perda do riser, parada da produção, prejuízos financeiros, desastres 
ambientas entre outros. Devido a isso, a Petrobras, junto com parcerias, desenvolveu a 
primeira aplicação de sistema integrado de monitoramento dos arames de tração em risers 
flexíveis. Essa tecnologiaserá melhor detalhada no capítulo 3. 


Figura 50: Mais Profundo Riser Flexível com Monitoramento Integrado da Armadura de Tensão 


a 
E 


ração PROFUNDOS RISERS FEive 
MONITORAMENTO INTE O DA ARMADI 


Fonte: Petrobras (2015) 


Também no Projeto Piloto!?, Campo de Lula, foi empregada a primeira separação de 


4 Projeto no qual a Petrobras implementa em campos de produção, tecnologias inovadoras que 


posteriormenteserão utilizadas em outros campos. 
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CO, associado ao gás natural, com sua injeção em reservatórios de produção, a uma 
profundidade de 2.220 metros, tornando-se o poço submarino de injeção mais profundo. Além 
disso, foi utilizado pela primeira vez o método alternado de injeção de água e gás 
(PETROBAS, 2015). Esses itens serão abordados novamente no capítulo 3. 

Para o bloco de Libra, tecnologias específicas foram desenvolvidas, algumas delas 
apresentadas na Figura 51. Mais detalhes dessas tecnologias serão apresentados no capítulo 3. 


Figura 51: Tecnologias Pioneiras em Libra 


Tecnologias Pioneiras em Libra 


Primeiro FPSO dedicado a Testes de Longa Duração (TLD) 
equipado com reinjeção total de gás. Este conceito permite o 
reaproveitamento do gás, além de possibilitar que os poços a 
serem interligados operem no seu potencial máximo. 


Primeiro uso de linha flexível de produção de 8” para 
o pré-sal, que permite aumento de produtividade. 


Primeiro pré-lançamento de linhas flexíveis 
com boias de sustentação, reduzindo assim o 
tempo de interligação após a chegada do 

FPSO na locação 


Maior Turret externo (responsável pelo suporte das 
cargas das linhas submarinas e também pela 
sustentação das linhas de ancoragem) voltado para 
águas ultraprofundas (até 2.400m), com 
capacidade de aproximadamente 700 t. 


Operação de swivel (equipamento que conecta elementos rotativos 
com estacionários em plataformas de produção, permitindo que a 
parte superior fique parada, enquanto a inferior rotaciona conforme 
os movimentos do FPSO) com a maior pressão operacional de 
injeção de gás da indústria offshore (550 bar). 


[7 PETROBRAS 
Fonte: Petrobras (2017) 
2.16 EVOLUÇÃO DE PRODUÇÃO DE PETRÓLEO 


Na década de 80, para alcançar-se uma marca de 500 mil barris por dia (bpd), foi 
necessário perfurar 4.108 poços produtores, enquanto no pré-sal atingiu-se a marca de 1 


milhão de barris por dia (bpd) com apenas 52 poços de produção (PETROBRAS, 2018). Essa 
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é uma prova da grandiosidade dos reservatórios que se encontram abaixo da camada de sal. 

Entre o primeiro teste, iniciado em 17 de outubro de 2006, até extrair o primeiro óleo, 
em 1 de maio de 2009, foram 30,5 meses de teste de longa duração. Desde o começo da 
produção até os dias de hoje, foram empregadas 20 plataformas de perfuração, 47 
embarcações de apoio, 3 navios de lançamento de tubos em águas ultra profundas (PLSV) e 
13 helicópteros (PETROBRAS, 2015). 

Segundo a ANP (2010), em novembro de 2010 a Petrobras bateu recorde na produção 
brasileira de petróleo e gás natural, com aproximadamente 2,089 MMbbl/d e a de gás natural, 
de 66,2 MMm?/d. 

No ano seguinte não seria diferente, sua produção anual foi de aproximadamente 768 
MMbpd e 24 bi mº de gás natural, totalizando cerca de 919 MMboe, com uma vazão diária 
média de 2,52 MMboe/d. Em comparação com ano anterior, teve um crescimento de 2,5% na 
produção de petróleo e 4,9% na produção de gás natural, quando a vazão diária média ficou 
em torno de 2,45 MMboe/d (ANP, 2012). 

Por dois anos, a companhia vem batendo recordes e, em 2014 atingiu a marca de 
produção de 412 Mbpd, resultado obtido com somente 21 poços produtores. Naquele mesmo 
ano, foi implementado a primeira boia de sustentação de risers, no campo de Sapinhoá, 
tecnologia que permitiu um aumento de 36 Mbpd (PETROBRAS, 2014). 

Durante o ano de 2015 a produção de petróleo no país atingiu mais um patamar, o de 
2,69 MM de barris de óleo equivalente por dia (boed), um crescimento de 3,1% a mais do que 
a produção anterior, alcançado em 2014. Só na região do pré-sal, a produção diária do mês de 
agosto chegou a um volume de 896 Mbpd (PETROBRAS, 2015). 

Em 2016, a produção bateu o recorde histórico anual chegando a 2.144.256 bpd, 
dentro da meta esperada de 2,145 MMbpd, ou seja, comparado ao ano de 2015, teve um 
aumento de 0,75%. Em termos de média anual, a empresa também foi recordista, produzindo 
na casa de 1,02 MM bpd, cerca de 33% a mais que no ano anterior (PETROBRAS, 2017). 

Ainda de acordo com a companhia, no mesmo ano “se considerada a produção própria 
de gás natural, que atingiu inéditos 77 MMm/d, a produção total no país chega a 2,63 
MMboed — 1% a mais que o alcançado em 2015, e também um novo recorde para a 
Petrobras”. 

Em junho de 2017, foi declarado pela ANP que a produção de petróleo no pré-sal tinha 
ultrapassado pela primeira vez a do pós-sal. A produção total de petróleo do pré-sal foi de 
1.352.957 bbl/d, enquanto a do pós-sal foi de 1.321.813 bbl/d, representando um crescimento 


de 0,8% se comparado ao mês de maio daquele ano e 4,5% em relação a junho de 2016, ano 
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que atingiu a marca de 1 MMbbl/d. 

A agência também declarou que, no mesmo ano, relativo à produção de gás natural no 
Brasil “foi de 111 MMmº/d, superando em 7,4% a produção do mesmo mês em 2016 e em 
6,1% a de maio. A produção total de petróleo e gás natural no país foi de aproximadamente 
3,37 MMboe/d”. 

Essa evolução da produção de petróleo e gás natural no Pré-sal, resumida na Figura 
52, só foi possível devido ao desenvolvimento de novas tecnologias, incluindo as citadas na 


seção anterior. 


Figura 52: Gráfico do Histórico da Produção Pré-sal x Pós-sal 
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Fonte: Elaboração Própria baseada nos dados da ANP* Até Setembro 


A partir da análise da Figura 52, nota-se que a produção na camada Pós-sal encontra- 
se em constante declínio enquanto na camada Pré-sal só cresce. No ano de 2017 as curvas de 
produção se encontraram e no mesmo ano a curva de produção do Pré-sal continuou em 
ascensão. 

Na Figura 53, a evolução da produção de petróleo e gás natural na camada de pré-sal 


fica mais evidente. 
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Figura 53: Gráfico do Histórico de Produção de Petróleo e Gás Natural 
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Fonte: Elaboração própria baseada nos dados da ANP * Até Setembro 


Na Figura 54, pode-se observar a distribuição do pré-sal por campos e 


consequentemente a importância de cada um, em termos de produção. 


Figura 54: Distribuição da produção do Pré-sal por campo 
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Fonte: ANP/SDP/SIGEP Setembro/2018 
Segundo a ANP (20184), “em outubro de 2018, a produção de gás natural do Brasil foi 


recorde, superando julho de 2018. Foram produzidos 117 milhões de mº de gás natural por 
dia, um aumento de 3,7% em comparação ao mês anterior e de 2,1%, se comparada com o 
mesmo mês de 2017”. 


Diz ainda que a produção de petróleo no mesmo período, foi de 2,614 milhões de 
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barris por dia (bbl/d), representando um aumento de 5,2% se comparado com o mês de 
setembro. Entretanto, se comparado a outubro de 2017, representa uma queda de 0,5%. 

Segundo a ANP (2018a), “o campo de Lula, na Bacia de Santos, foi o maior produtor 
de petróleo e gás natural. Produziu, em média, 899 mil bbl/d de petróleo e 37,9 milhões de 
mê/d de gás natural”. 

Ainda de acordo com a agência “a produção do pré-sal em outubro totalizou 1,840 
milhão de boe/d, um aumento de 3,2% em relação ao mês anterior. Foram produzidos 1,471 
milhão de barris de petróleo por dia e 58,8 milhões de metros cúbicos diários de gás natural 
por meio de 88 poços. A participação do pré-sal na produção total nacional em outubro foi de 


54,9%”. 


2.18 REGIMES REGULATÓRIOS 


Entre as décadas de 1950 e 1990, a indústria brasileira de petróleo seguia um regime 
de monopólio estatal, sem abertura econômica. Entretanto, em meados da década de 1990, o 
setor foi aberto para atuação de empresas privadas e estrangeiras que estavam interessadas nas 
atividades de exploração e produção no país, por meio de contratos de concessões. 

Em 1995, foi aprovada uma Emenda Constitucional que permitia a entrada de capital 
estrangeiro no setor de exploração e produção de petróleo no Brasil. No ano de 1997, foi 
promulgada a Lei nº 9.478/97, conhecida como a Lei do Petróleo, no qual instituiu a Agência 
Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis (ANP), o Conselho Nacional de Política 
Energética (CNPE) e instaurou o primeiro regime de contrato no país, o contrato de 


Concessão, conforme a artigo 26 abaixo transcrito (RODRIGUES e SAUER, 2015): 


Art. 26º: A concessão implica, para o concessionário, a obrigação de explorar, por 
sua conta e risco e, em caso de êxito, produzir petróleo ou gás natural em 
determinado bloco, conferindo-lhe a propriedade desses bens, após extraídos, com 
os encargos relativos ao pagamento dos tributos incidentes e das participações legais 


ou contratuais correspondentes. 


Segundo o art. 1º do Decreto nº 2.705/98, celebrado nos termos da Lei nº 9.478/97, 
está previsto como participações governamentais ligadas ao regime de Concessão os seguintes 


pagamentos: 
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Bônus de assinatura! 


Participação Especial: as alíquotas nominais variam de 0% a 40%!º; 


Sm plo LER 


Pagamento pela Ocupação ou Retenção de Área (“Aluguel de Área)"; 
4. Royalties;!º 
Em sequência, ocorreu a primeira rodada, em 1999. O regime continua em vigor e em 
março de 2018 foi realizada a 15º rodada, que, segundo a ANP, teve uma arrecadação de mais 
de R$ 8 bilhões em bônus de assinatura”, recorde entre as rodadas de concessão já realizadas. 
No ano de 2010, a União cedeu onerosamente por meio da Lei nº 12.276, à Petrobras, 
a exclusividade de áreas detentoras de reservatórios petróleo, conforme podemos observar no 


artigo abaixo: 


Art. 1º - Fica a União autorizada a ceder onerosamente à Petróleo Brasileiro S.A. - 
PETROBRAS, dispensada a licitação, o exercício das atividades de pesquisa e lavra 
de petróleo, de gás natural e de outros hidrocarbonetos fluidos de que trata o inciso I 
do art. 177 da Constituição Federal, em áreas não concedidas localizadas no pré-sal. 


O contrato de Cessão Onerosa foi assinado em 3 de setembro de 2010, e ficou acertado 
que o prazo de vigência é de 40 anos a partir de sua assinatura, podendo ser extinto antes caso 
seja alcançada a produção máxima de petróleo prevista na lei. Segundo essa Lei, a Petrobras 
possui o direito de exercer, por meio de contratação direta (dispensada a licitação) atividades 
de exploração e produção em áreas do Pré-Sal, que não estão sob o modelo de concessão, não 
podendo exceder a quantidade de cinco bilhões de barris equivalentes de petróleo, ela terá 
também a titularidade do petróleo, gás natural e outros fluidos produzidos, por meio de 
pagamento de Royalties. 

As áreas definidas no contrato entre a União e a Petrobras são Florim, Franco, Sul de 


Guará, Entorno de Iara, Sul de Lula e Nordeste de Lula, e uma área contingente: Peroba. A 


!5 Montante ofertado pelo licitante vencedor na proposta para obtenção da concessão de petróleo ou gás natural, 
não podendo ser inferior ao valor mínimo fixado pela ANP no edital de licitação, devendo ser pago no ato da 
assinatura do contrato de concessão. Decreto nº 2.705, de 3/8/1998 (ANUÁRIO ANP 2015). 

!6 É uma compensação financeira extraordinária devida somente em casos de grande volume de produção. 
Pagamento trimestral realizado até o último dia útil do mês seguinte ao trimestre de produção (art. 22 do Decreto 
2.705/98) 

17 É um pagamento anual feito pelos Concessionários, fixado por km? ou fração da superfície do bloco. 

!8 Compensação financeira devida pelos concessionários, paga mensalmente, por cada campo, a partir do mês em 
que ocorrer a respectiva data de início da produção, sendo distribuída entre Estados, Municípios, Comando da 
Marinha do Brasil, Ministério da Ciência e Tecnologia e um Fundo Especial, administrado pelo Ministério da 
Fazenda (ANUÁRIO ANP 2015). 

12 As Rodadas de Licitações são leilões por meio dos quais a União concede o direito de explorar e produzir 
petróleo e gás natural no Brasil. Desde 1999, foram realizadas 15 rodadas de blocos exploratórios e quatro de 
campos maduros sob o regime de concessão e quatro do pré-sal, sob o regime de partilha de produção (ANP, 
20173). 
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área contingente é relacionada para o caso de os 5 bilhões de barris de óleo equivalentes não 
serem extraídos com as áreas definitivas. 

Instaurado por meio da Lei nº 12.351 em 2010 pelo Poder Executivo, o regime de 
partilha diz que a Petrobras deixa de ser obrigatoriamente a empresa operadora, e caso escolha 
participar do consórcio, tem direito a uma participação mínima de 30%. Em caso de 
descoberta comercial, adquire o direito à apropriação do custo em óleo do volume da 
produção correspondente aos royalties devidos, bem como a parcela do excedente em óleo?, 


na proporção estabelecida em contrato. 


Art. 1º Esta Lei dispõe sobre a exploração e a produção de petróleo, de gás natural e 
de outros hidrocarbonetos fluidos em áreas do pré-sal e em áreas estratégicas, cria o 
Fundo Social — FS e dispõe sobre sua estrutura e fontes de recursos, e altera Lei nº 
9.478, de 6 de agosto de 1997. 


A Lei também prevê a criação de um Fundo Social, como pode ser observado no 


trecho do artigo 47, apresentado abaixo: 


Art. 47. É criado o Fundo Social - FS, de natureza contábil e financeira, vinculado à 
Presidência da República, com a finalidade de constituir fonte de recursos para o 
desenvolvimento social e regional, na forma de programas e projetos nas áreas de 
combate à pobreza e de desenvolvimento: 

I- da educação; 

II - da cultura; 

III - do esporte;- da saúde pública;- da ciência e tecnologia; 

VI - do meio ambiente; e 

VII - de mitigação e adaptação às mudanças climáticas. 


Ficou regulamentado que no regime de partilha a União é proprietária do petróleo 
extraído, as empresas compartilham o óleo excedente com o governo brasileiro, além disso, o 


regime também prevê uma cobrança de bônus de assinatura e royalties. No caso do Pré-sal, 


[...] o Decreto nº 9.041/2017 regulamentou o direito de preferência da Petrobras em 
atuarcomo operadora nos consórcios formados para exploração e produção de blocos 
a serem contratados sob o regime de partilha de produção. No final de 2016, 
mudanças na legislação já haviam excluído a obrigatoriedade da Petrobras atuar 
como operadora, com participação mínima de 30%, no pré-sal.(BRASIL,2017) 


20 Segundo a Petrobras (2017c) “o consórcio entrega ao governo um percentual denominado “excedente em óleo 
lucro para a União”, que se aplica sobre a receita descontada dos custos de produção e dos royalties. A oferta de 
excedente em óleo lucro para a União foi o único critério adotado pela ANP para definir a proposta vencedora, já 
constando previamente no edital o valor fixo do bônus de assinatura, o programa exploratório mínimo e os 
compromissos de conteúdo local”. 
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e Bônus de assinatura; 
e Participações do governo na produção de petróleo?!; 


e Royalties: alíquota do contrato é de 15%. 

A primeira rodada foi realizada em outubro de 2013 tendo o bloco de Libra como o 
principal licitado, pertencente a Bacia de Santos. Esse bloco possui um tamanho de 
aproximadamente 1.500 km?, com alta produtividade, previsão de 10 milhões de barris de 
óleo recuperável, grau API médio em torno de 29, e está localizado a 170 km do litoral do 
Estado do Rio de Janeiro. 

Segundo a ANP, 11 empresas estavam interessadas neste leilão do Pré-sal, sendo elas 
as chinesas CNOOC Internacional Limited e China National Petroleum Corporation (CNPC), 
a colombiana Ecopetrol, a japonesa Mitsui e CO, a indiana ONGC Videsh, a portuguesa 
Petrogal, a malaia Petronas, a hispano-chinesa Repsol/Sinopec, a anglo-holandesa Shell, a 
francesa Total e a brasileira Petrobras. Entretanto apenas 4 empresas manifestaram o interesse 
em formar um consórcio. 

Cerca de R$ 15 bilhões foram arrecadados como pagamento do bônus de assinatura, 
no qual o consórcio vencedor é composto pela Petrobras (40%, sendo 10% de interesse 
somados a 30% da participação mínima prevista inicialmente), Shell (20%), Total (20%), 
CNPC (10%) e a CNOOC (10%). A proposta de pagamento do lucro em óleo para União foi 
de 41,65%, percentual mínimo exigido no edital. 

A Segunda e Terceira rodada foram realizadas quatro anos após a primeira, em 27 de 
outubro de 2017 tendo os seguintes blocos licitados, Sul de Gato do Mato, Entorno de 
Sapinhoá, Norte de Carcará e Sudoeste de Tartaruga Verde referentes à segunda rodada e os 
blocos Pau Brasil, Peroba, Alto de Cabo Frio Oeste e Alto de Cabo Frio Central, referentes à 
terceira rodada. 

De acordo com a ANP (2017), 12 empresas se cadastraram para participar das 
licitações. As licitantes foram a Chevron Brazil Ventures LLC, ExxonMobil Exploração 
Brasil Ltda, OP Energia Ltda, Petrogal Brasil S.A., Petróleo Brasileiro S.A., Petronas Carigali 
SDN. BHD., Repsol Sinopec Brasil S.A., Shell Brasil Petróleo Ltda, Statoil Brasil Óleo e Gás 
Ltda, Total EeP do Brasil Ltda, CNOOC Petroleum Brasil Ltda., QPI Brasil Petróleo Ltda. e 
a BP Energy do Brasil Ltda. 


A Segunda rodada arrematou R$ 3,3 bilhões em bônus de assinatura e a Terceira, R$ 


2 O governo tem direito a uma parte da produção de petróleo, que é administrada por uma empresa pública, a 
Pré-sal S.A. O valor é definido no processo de licitação ou antes do contrato. 
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2,85 bilhões totalizando R$ 6,15 bilhões com 75% dos blocos arrematados, apenas Pau Brasil 
e Sudoeste de Tartaruga Verde não receberam lance (EPE, 2017). 

A Quarta rodada foi realizada em 7 de junho de 2018, os blocos licitados foram Três 
Marias, Uirapuru, Dois Irmãos e Itaimbezinho, entretanto inicialmente também estava 
previsto o bloco de Saturno, porém por determinação do Ministério de Minas e Energia 
(MME), a ANP teve que retirar esse bloco do leilão. 

Nesta rodada o número de licitantes foi maior, ainda de acordo com a ANP (2018b), 
dezesseis empresas se inscreveram, sendo elas BP Energy do Brasil Ltda., Chevron Brazil 
Ventures LLC, CNODC Brasil Petróleo Gás Ltda., DEA Deutsche Erdoel AG, Ecopetrol 
Óleo e Gás Brasil Ltda., ExxonMobil Brasil Ltda., Petrogal Brasil S.A., Petróleo Brasileiro 
S.A., Petronas Carigali SDN. BHD., QPI Brasil Petróleo Ltda., Queiroz Galvão Exploração e 
Produção S.A, Repsol Sinopec Brasil S.A., Shell Brasil Petróleo Ltda., Statoil Brasil Óleo e 
Gás Ltda. e a Total EeP do Brasil Ltda. 

A quinta rodada de partilha de produção foi realizada em 28 de setembro de 2018, 
onde quatro blocos foram ofertados Saturno, Titã, Pau-Brasil e Sudoeste de Tartaruga Verde. 
Este evento contou com a presença de doze licitantes, sendo elas a BP Energy do Brasil Ltda., 
Chevron Brazil Ventures LLC, CNODC Brasil Petróleo Gás Ltda., CNOOC Petroleum Brasil 
Ltda., DEA Deutsche Erdoel AG, Ecopetrol S.A., Equinor Brasil Energia Ltda., ExxonMobil 
Brasil Ltda., Petróleo Brasileiro S.A., QPI Brasil Petróleo Ltda., Shell Brasil Petróleo Ltda. e 
a Total EeP do Brasil Ltda. Nesta rodada foram arrecadados R$ 6,82 bilhões em bônus de 
assinatura. 

A Tabela 13 apresenta um resumo dos resultados das cinco rodadas de partilha que 
aconteceram até 2018. 

Para Sexta Rodada de Licitações de Partilha de Produção foi aprovada em setembro de 
2018 pela a Diretoria Colegiada da ANP, uma previsão da inclusão dos blocos Aram, 
Bumerangue, Cruzeiro do Sul, Norte de Brava e Sudoeste de Sagitário a serem leiloados no 
segundo semestre de 2019. Como pode ser visto na Figura 55, junto aos blocos ofertados nas 


rodadas anteriores. 
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Tabela 13: Resumo Rodadas Regime de Partilha 
Área Rodada Operador Consorciados Excedente em 


óleo Lucro 
Petrobras Shell (20%), Total (20%), 


bra I (40%) CNPC (10%), CNOOC 41,65% 
(10%) 

Sul de Gato do 

Mato 2 Shell (80%) Total (20%) 11,53% 

Entorno de Petrobras 

Sapinhoá 2 (45%) Shell (30%), Repsol (25%) 80% 

Norte deCarcará Equinor(40%) Exxon Mobil (40%), Petrogal 

2 (20%) 67,12% 

Petrobras BP (40%), CNODC Brasil 

Peroba 3 (40%) (20%) 76,96% 

Alto de Cabo Frio3 Shell (55%) — QPI(25%), CNOOC (20) 22,87% 

Oeste 

Alto de Cabo Frio3 Petrobras BP (50%) 75,80% 

Central (50%) 

Uirapuru 4 Petrobras Exxon Mobil (28%), Equinor75,49%, 
(30%) (28%), Petrogal (14%) 
Petrobras 

Dois Irmãos 4 (45%) BP (30%), Equinor (25%) 16,43% 
Petrobras 

Três Marias 4 (30%) Shell (40%), Chevron (30%) 48,95% 
Shell Brasil j 

Saturno 3 (50%) Chevron Brasil Oleo (50%) 70,20% 
ExxonMobil 

Titã Brasil (64%) QPI Brasil (36%) 23,49% 
BP Energy Ecopetrol (20%), CNOOC 

Pau-Brasil 5 (50%) Petroleum (30%) 63,79% 

Sudoeste de Petrobras 

Tartaruga Verde 5 (100%) Petrobras (100%) 10,01% 


Fonte: PPSA (2018) 


Figura 55: Blocos em oferta nas Rodadas de Partilha da Produção 


PRÉ-SAL 
Brasil 


Fonte: ANP (2018d) 


2.19 DESAFIOS 
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Com a crescente exploração das jazidas de petróleo na camada do Pré-sal, novos 


desafios têm surgido, e algumas dessas adversidades são comuns pois além das condições 


extremas de operação e distância da costa, os reservatórios são muito heterogênicos. Nesta 


seção iremos apresentar quais são problemas em gerais enfrentados pelas concessionárias. A 


Figura 56 a seguir, exemplifica quais são os contratempos tecnológicos que estão sendo 


enfrentados. 


Figura 56: Desafios tecnológicos do Pré-sal 
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Fonte: Morais (2013) 
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Um dos tópicos abordados por Morais (2013), é a questão de conhecer e caracterizar 
com detalhes o tipo de rocha que abriga as jazidas de hidrocarbonetos. Esse é um problema 
relacionado ao tipo de rocha, por ser pouco conhecida quanto as suas características na 
produção de petróleo e por possuírem heterogeneidades ao longo do perfil vertical. 

Um dos objetivos para se obter um melhor conhecimento das rochas é avaliar como se 
comportara o fluxo do fluido nos reservatórios e definir os mecanismos de recuperação 
secundária e terciária a serem utilizados, com intuito de aumentar sua produção (MORAIS, 
2013). Outro objetivo é aumentar a taxa de penetração das brocas nas perfurações das rochas 
dos reservatórios, que se tornam mais duras com o aumento das profundidades. Com o 
conhecimento das características das rochas, pode-se melhorar a taxa de penetração na rocha 
e, desta forma, diminuir os custos de perfuração de poços (BELTRÃO et. al., 2009; 
FORMIGLI et. al., 2009). 

A respeito das definições sobre a geometria dos poços, implica na questão da 
profundidade dos poços perfurados, podendo ter extensões de até 8.000 m incluindo poços 
direcionais com elevada inclinação e os quase horizontais. Outra questão é que geometria 
correta pode evitar desmoronamentos, garantir uma maior vazão e economia de custos, ao 
mesmo tempo, permitir utilizar menor número de poços (ALVES et. al., 2009; BELTRÃO et. 
al., 2009). 

No caso de materiais adequados para o revestimento de poços, é necessário a 
utilização de um material que suporte pressão do sal e sua movimentação, para que não 
deforme o aço que reveste o poço e ocasione seu fechamento, que sejam capazes de suportar a 
pressão da camada de sal e da coluna d'agua, condicionado ao peso excessivo do aço ou do 
revestimento e que não prejudique a capacidade da plataforma de perfuração no processo de 
descida dos equipamentos no poço (BELTRÃO et. al., 2009). 

Quanto a garantia de escoamento, podem ocorrer depósitos de parafinas, hidratos e 
asfalteno nas linhas de fluxo e risers que vão conduzir os hidrocarbonetos do Pré-sal desde os 
poços até as plataformas, podendo restringir ou obstruir a passagem de gás e petróleo. Desta 
forma, é necessário que os risers possuam isolamento térmico em toda a extensão dos dutos 
de produção, capazes de manter a temperatura dos fluxos de petróleo e gás acima da 
temperatura de formação de hidratos e parafinas, ou na remoção daqueles depósitos no 
interior do tubo com o uso de pigs, que funcionam como um raspador, ou na injeção de 
aditivos químicos para dissolver ou inibir a formação de depósitos de produtos orgânicos 
(BELTRÃO et. al., 2009). 


O controle de corrosão é outro fator importante, pois o contato entre o dióxido de 
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carbono (CO>) e o gás sulfídrico (H2S) existentes nos hidrocarbonetos do Pré-sal, com 
materiais fabricados em aço podem ocasionar a corrosão do mesmo, e em casos extremos 
pode ocorrer o derramamento de óleo em ambiente marinho, entre outros riscos. 

O sistema de ancoragem de plataformas é feito por meio das âncoras que pertencem as 
embarcações do tipo FPSO (Floating Production Storage and Offloading), utilizadas para 
águas ultra profundas. Para realização do transporte do gás natural, é necessário levar em 
consideração as condições climáticas e operacionais, pois o ambiente de extração possui 
fortes ondas e ventos, situações que dificultam a ancoragem das UEPs (Unidades 


Estacionárias de Produção) e a estabilidade dos risers que elevam o gás para as mesmas. 
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3 DESAFIOS DA PRODUÇÃO DEVIDO AO ALTO TEOR DE CO: 


Esta seção apresentará o problema do dióxido de carbono e as tecnologias inéditas que 
têm sido aplicadas para viabilizar a produção de petróleo e gás natural nos campos do Pré-sal, 
sob elevadas pressões, vazões, profundidades e com alta concentração de CO» presente nos 
gases. 

A maior referência neste trabalho será feita sobre o Campo de Lula, que atualmente é 
o maior produtor do país e também por ter sido projeto piloto em inúmeras tecnologias 
implementadas. Informações sobre o Campo de Sapinhoá, segundo maior produtor, também 
serão dadas, porém em menor escala pois muito da tecnologia delas vieram do projeto piloto: 
Lula. 

Por fim, serão apresentados alguns dados a respeito do Campo de Mero, que para 
Petrobras é o campo mais promissor. Esse campo encontra-se em fase de Sistema de Produção 
Antecipada e ainda em fase de exploração, pois muitos poços ainda estão sendo perfurados 


para conhecer o comportamento do reservatório. 


3.1 COz 


O CO» é uma junção de dois átomos de oxigênio e um de carbono, que formam um gás 
sem cor, cheiro ou inflamabilidade, podendo ser levemente ácido. E, por possuir essa 
característica ácida, pode provocar corrosão em risers e equipamentos durante a produção de 
petróleo, chuva ácida se liberado em grandes quantidades na atmosfera, pode contribuir com o 
aquecimento global e pode provocar problemas respiratórios, se inalado em grandes 
quantidades, além de náuseas, vômitos, irritação nas vias aéreas ou até mesmo asfixia. 

No caso da produção de petróleo, segundo Mathiassen (2003), “o efeito da interação 
entre CO; nas rochas e fluidos do reservatório varia com o tipo de cada um, bem como 
pressão e temperatura. Além disso, o CO» apresenta um comportamento de fase mais 
complexo com o óleo do reservatório e depois com a maioria dos outros solventes”. 

A seguir, algumas propriedades físicas do CO» serão apresentadas: 

e Pressão crítica: 73,9 bar; 
e Pressão no ponto triplo: 5,1 bar; 
e Temperatura crítica: 31,05 ºC; 


e Temperatura no ponto triplo: - 56,6 ºC 
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Figura 57: Diagrama de Fases CO2 
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Fonte: Mathiassen (2003) 


O autor diz, ainda, que o CO» pode ser encontrado em estado físico líquido ou gás, 
dependendo da ampla escala de pressões, quando está abaixo da temperatura crítica. Quando 
acima da temperatura crítica, o fluido existe somente como gás, independentemente da 
pressão. Entretanto, para pressões supercríticas cada vez mais altas, comporta-se mais como 
um líquido (MATHIASSEN, 2003). 

De acordo com Lake (1989), “as temperaturas dos reservatórios de petróleo são 
superiores a 30,7ºC em geral, o que faz com que a injeção de CO; seja feita na condição de 
fluido supercrítico”. 


A seguir serão apresentados gráficos do comportamento do CO» em função das 
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seguintes propriedades de fluidos: fator de compressibilidade, densidade, solubilidade e 
viscosidade. 

A Figura 58 informa que os fatores compressibilidade do gás natural e das misturas do 
metano com CO» em função da pressão, que são diferentes em algumas temperaturas. 
Observa-se que quando a pressão se encontra em 100 bar e a temperatura em 40ºC, os fatores 
compressibilidade variam entre 0,25 e 0,85 aproximadamente. 


Figura 58: Gráfico do Fator Compressibilidade em função da pressão e temperatura 
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Fonte: Mathiassen (2003) 


Ainda segundo Lake (1989), “o dióxido de carbono, nas condições 
supercríticas, apresenta densidade maior que a do ar, isso faz com que o fluido esteja 
menos suscetível à segregação gravitacional durante o deslocamento do ar”. 

A Figura 59 apresenta uma variação proporcional da densidade do fluido de 
acordo com a pressão, pode observar-se que a densidade aumenta de acordo com o 
aumento da temperatura acima das condições críticas. Entretanto, na região de 
temperatura inferior a região crítica, ocorrem grandes descontinuidades. 


Figura 59: Densidade do CO» em função da pressão e temperatura 
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Segundo Mathiassen (2003), “o CO; tem uma solubilidade crescente na água 
com o aumento da pressão. O efeito oposto é visto com o aumento da temperatura e 


salinidade”, como pode ser visto na Figura 60. 


Figura 60: Solubilidade do CO2 na água em função de (a) pressão e temperatura, e (b) pressão e 
salinidade 


o 


E 


— Fresh water 
— 3.4 wi? salt 


— 10 wit% salt 


ado) 25 


= TOUC 


100 200 300 400 20 30 40 


Solubility of CO2 in water (g CO2/100g water 


3) 
> 
q 
- 
- 
pes 
Q 
— 
| 
2 
ad 
tl 
Mm 
fam 
mM 
q 
— 
fp? 
= 
& 
a 
ot 
— 
tl) 
ms 
Q 
+ 
- 
a) 
= 
Õ 


Pressure (bar) Pressure (bar) 


Fonte: Mathiassen (2003) 


Lake (1989) diz que “apesar da viscosidade nas condições supercríticas ser menor que 
a da água ou dos hidrocarbonetos líquidos, o que causaria uma redução da razão de 
mobilidade, o uso do CO» como gás miscível é maior que os demais devido a sua viscosidade 
ser cerca de duas vezes e meia maior que a dos outros gases utilizados”. 

A Figura 61 apresenta uma relação de dependência do CO, e as propriedades de 
temperatura e pressão, no qual a viscosidade cresce proporcionalmente ao aumento da pressão 
e temperatura do reservatório. 

Segundo Mathiassen (2003), “a viscosidade do CO» está em algum lugar entre a 
viscosidade do gás natural e da água de formação (em uma faixa de 0,02 a 1,0 cp), para todas 
as temperaturas e pressões relevantes”. Ainda de acordo com o autor, “por meio da 
viscosidade, o deslocamento de água com CO; é mais efetivo que o deslocamento com gás 


natural”. 
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Figura 61: Gráfico da viscosidade do CO2 em função da pressão e temperatura 


[e 
Cs 
= 
= 
EL 
[o] 
ca 
Ez 
> 
— 
— 


0.02 


Sou 


200 300 


Pressure (bar) 


Fonte: Mathiassen (2003) 


Duas propriedades distintas dos fluidos do reservatório que caracterizam os diferentes 
campos do Pré-sal brasileiro são a alta razão gás/óleo (RGO??) e elevado teor de CO» contido 
no gás associado. A presença do dióxido de carbono, quando encontrado em quantidades 
significativas, consegue ter uma grande influência nas propriedades termofísicas e no 
equilíbrio de fases das misturas óleo. Com isso, a estratégia de reinjeção rica em CO» como 
meio de EOR2?possui aspectos que podem ser ainda mais nítidos nos fluidos de produção 
para serem utilizados em cenários futuros (PASQUALETTE et. al., 2017). 

O alto teor de CO» na mistura apresenta desafios, em primeiro lugar devido às 
propriedades termodinâmicas e em segundo, ao comportamento de fases, que podem ser 
amplamente afetados por ela. 

Desta forma, podem influenciar a eficiência dos modelos e relações de fechamento em 
simuladores de fluxo multifásicos unidimensionais (1D), que são usados para investigar o 
fluxo multifásico em poços de produção, linhas de fluxo e risers. Dois desses efeitos são o 
aumento da razão entre a densidade gás-líquido, e a diminuição da tensão interfacial, 


especialmente na última condição (CARNEIRO et. al., 2015 YANG et. al., 2015). 


2 A Razão Gás-Óleo mede a relação entre a vazão de gás e a vazão de óleo, medidas nas condições de 
superfícies. Ou seja, o volume de gás em relação e ao volume de óleo. 

23 Enhanced Oil Recovery: Recuperação de óleo Avançada, consiste em utilizar técnicas sofisticadas que alteram 
as propriedades originais do óleo. Sua finalidade é restaurar a pressão do reservatório e melhorar o deslocamento 
do óleo (OILFIELD GLOSSARY SCHLUMBERGER, 2018). 
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A Figura 62 representa o comportamento do envelope da fase volátil do óleo quando 
submetido a concentrações de CO», pode-se observar, segundo Campbell (2012), que “o ponto 
crítico e a criometria?! se deslocam para a esquerda à medida que a concentração dos gases 
ácidos aumenta. O efeito do líquido é melhorar a miscibilidade?, diminuindo a região de duas 
fases e expandindo a região da fase líquida, fatores desejáveis para o método de recuperação 
avançada”. 


Figura 62: O impacto da concentração de CO» no envelope da fase volátil do óleo 
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Fonte: Campbell (2012) 


De acordo com Ghafri et. al. (2014) e Lucas et. al. (2016), “o 
comportamento de fasedo óleo vivo ?(hidrocarbonetos leves e pesados, juntamente 
com componentes inorgânicos) quando misturado com CO» é também um desafio, 
porque para elevadas frações molares, o ELL (equilíbrio líquido-líquido) e o EVLL 
(equilíbrio vapor líquido-líquido) podem ser obtidos em determinadas condições de 


pressão e temperatura, importantes para a operação de produção”. 


24 Medida da temperatura de congelação. 

25 Dissolução completa entre dois ou mais fluidos, sem que haja a formação de interfaces. (DICIONÁRIO DO 
PETRÓLEO EM LÍNGUA PORTUGUESA, 2018). 

26 Óleo que contém algum gás em solução (DICIONÁRIO DO PETRÓLEO EM LÍNGUA PORTUGUESA, 
2018). 
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Segundo Sloan e Koh (2007), Aiyejina et. al., (2011) e Teng et. al., (2016), 
“em um cenário com baixas temperaturas, podem ocorrer problemas garantia de 
escoamento, tais como deposição de parafina, a formação de gelo seco e, quando a 
água está presente, a formação de hidratos?””. 

Outro fator que ocorre devido ao aumento da fração de CO; na mistura é aumento do 
resfriamento Joule-Thomson, podendo ser um problema para cenários de estado estacionário 
de vazões muito elevadas (descompressão forte no fluxo através do riser), e principalmente 
em operações transitórias como reiniciar ou operações de despressurização (CARNEIRO et. 
al., 2015). 

Devido a esses problemas, a ANP estipulou que o gás natural processado a ser 
comercializado deve possuir no máximo 3% mol de CO», como previsto no regulamento 
técnico Nº 2/2008 da Resolução ANP Nº 16, de 17.6.2008 — DOU 18.6.2008. Entretanto nos 
gases presentes no Pré-sal essa porcentagem chega a 44% dependendo do campo, sendo muito 
acima da margem aceitável pela ANP. 

O setor industrial possui tecnologias para realizar a separação do dióxido de carbono, 
como Absorção Física e Química, Destilação Criogênica e Processos Híbridos. Porém elas 
não estão atendem a exigência mínima em relação aos volumes de CO» presentes nas jazidas 


pertencentes ao pré-sal (ROCHEDO et. al., 2016). 


3.2 PRESENÇA DE CO» NOS CAMPOS DO PRÉ-SAL 


Como mencionado brevemente no capítulo 2, o Campo de Lula? anteriormente 
conhecido como Tupi, foi o primeiro campo do pré-sal a ser descoberto, no ano de 2006, e 
com ele vieram todos os desafios de se produzir nesta área. Lula, indicado na Figura 63, se 
tornou então o projeto piloto na implementação de muitas tecnologias que aqui serão 


apresentadas e que serviam para os outros campos pertencentes ao Pré-sal que sofrem com os 


2 Compostos ou íons complexos que são formados pela união de água com outras substâncias. Hidratos podem 
se formar em tubulações e em instalações de coleta, compressão e transmissão de gás a temperaturas reduzidas e 
altas pressões. Uma vez que os hidratos são formados, eles podem obstruir os dutos e afetar significativamente as 
operações de produção (OILFIELD GLOSSARY SCHLUMBERGER, 2018). 

28 Segundo a ANP (Sumário Lula, 2018e) os reservatórios do campo de Lula são constituídos por rochas 
carbonáticas (microbiolitos e coquinas) da formação Barra velha; com idade aptiana, tais reservatórios situam- 
seentre 4.700 a 6.000 m abaixo do nível do mar e muitas vezes encontram-se opostos por espessa camada de sal 
de até 2.000 m. Encontra-se em produção desde 29/12/2010 e sua previsão de término é de 2037. Possui 1.523 
km?, uma lâmina d'água de 2.200 metros a aproximadamente 230 km da costa do município do Rio de Janeiro. 
Apresenta também 80 poços perfurados, sendo 42 produtores e 38 injetores interligados a nove FPSO*s, FPSO 
Cidade Angra dos Reis, FPSO Cidade de Itaguaí, FPSO Cidade de Mangaratiba, FPSO Cidade de Maricá, FPSO 
Cidade de Paraty, FPSO Cidade de Saquarema, P-66, P-67 e P-69 no Lula Extremo Sul. 
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mesmos problemas, o elevado teor de CO» principalmente. 


Figura 63: Mapa de Localização Campo de Lula 
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Fonte: ANP (2018e) 


O consórcio que opera em Lula é composto pelas empresas Petrobras (65%), pela 
anglo-holandesa Shell (25%) e a portuguesa Petrogal/Galp (10%) segue o regime de 
concessão, e devido a Petrobras ser a operadora, é ela quem em prática as novas tecnologias. 
Este campo possui uma RGO de 300 mº/mê, um óleo de 31º API e cerca de 10% a 20% de 
CO», atualmente é o maior produtor do país seguido por Sapinhoá. 

Descoberto em 13 de agosto de 2008, pertencente ao bloco exploratório BM-S-9 o 
campo de Sapinhoá??, indicado na Figura 64, antes conhecido como Guará, possui uma 
distância de 55 Km a sudoeste do Campo de Lula. Em um consórcio formado pela operadora 
Petrobras (45%), BG brasil (30%) e Repsol Sinopec Brasil (25%), este campo possui óleo de 
30º API, uma RGO de 220 mº/mº e cerca de 10% a 15% de CO; presente no gás. Seu projeto 


2º Segundo a ANP (Sumário Sapinhoá, 2017d) na área do campo de Sapinhoá foi identificado reservatório de 
Idade Aptiana representado pela formação Barra Velha, constituído por rochas carbonáticas (microbiolitos) 
comorigem em ambientes lacustres com influência marinha. Possui 233 km?, uma lâmina d'água de 2.140 metros 
a aproximadamente 360 km da costa do estado de São Paulo. Encontra-se em produção desde 05/01/2013 e sua 
previsão de término é de 29/12/2038. Apresenta também 34 poços perfurados sendo 17 produtores, 12 injetores e 
5 abandonados interligados a duas FPSOºs, a FPSO Cidade de São Paulo e a FPSO Cidade de Ilha Bela. 
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inicial previa 7 poços interligados, sendo 6 de produção e 1 de injeção de gás de CO» impuro. 


Figura 64: Mapa de localização do Campo de Sapinhoá 


Mapa de Localização - Campo de Sapinhoá 


SAFINHOÁ 


fevera de ad E 
AE A á 
ps E E lite en 
ro ramo Sa 


ABES 


E r 
SUL DE SAPINHOA, 
=) 


“lo 24 2 48 
e Quilô metros 
Re pm 


Fonte: ANP (2017d) 


No ano de 2010, o Campo de Mero pertencente ao bloco de Libra foi descoberto, e 
teve sua declaração de comercialidade efetuada em 30 de novembro de 2017. Ainda em 2017 
foi iniciado o Teste de Longa Duração no mês de outubro e finalizado um ano depois 
(PETROBRAS, 2018). A partir disso, o Sistema de Produção Antecipada pode ser iniciado, a 
mudança nesse sistema se dá pela substituição do atual poço injetor de gás por outro mais 
próximo ao poço produtor. 

Mero, considerado o campo mais promissor devido as suas jazidas apresenta como 
características um óleo considerado de médio a leve, com grau API médio de 29, RGO 400 
mº/m?, uma forte presença CO> (44%) e uma estimativa de 3,3 bilhões de barris de óleo 
recuperável (REUTERS, 2017). Na Figura 65, observa-se em amarelo a localização do 


Campo de Mero, assim como os poços perfurados em todo o bloco de Libra. 
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Figura 65: Disposição de Poços 
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Fonte: Petrobras (2018) 


Segundo Andrade et at. (2015), “uma vez que altos níveis de contaminação por COz 
foram encontrados em muitas amostras de reservatórios, a Petrobras e os parceiros se 
comprometeram a não liberar esse CO? para a atmosfera”. 

Ainda segundo o autor, devido a estes fatores, afim de determinar qual método para a 
remoção do dióxido de carbono seria utilizado na produção de petróleo e gás natural foi 
necessário utilizar as premissas de uma ampla faixa de CO> nos gases produzidos, no aumento 
do perfil ao longo da vida útil de cada área e na especificação de gás de exportação de um teor 
máximo é de 3 a 5% mol de CO. 

Com isso, a tecnologia de membranas foi escolhida para realizar esse processo de 
remoção do dióxido de carbono, em virtude delas possuírem uma melhor captação de 


condensados de hidrocarbonetos aromáticos e pesados. 


3.3 SEPARAÇÃO 


Visto isso, para produzir nesta área, novos desafios tiveram que ser enfrentados. Desta 
forma, a Petrobras junto com os consorciados, optaram pela utilização de plantas de separação 


por membranas para realizar a separação em ambiente offshore, ou seja, em uma FPSO. Essa 
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técnica foi adaptada para permitir a uma maior separação do CO» produzido. A partir dela, é 
possível realizar a reinjeção de até 85% de dióxido de carbono produzido no reservatório, 
sendo ela alternada com água (processo denominado WAG - Water-Alternating-Gas) ou não. 

Após a escolha do método de separação de CO» ter sido definido, iniciou-se o 
processo de adaptação das instalações de produção de petróleo e gás natural nas embarcações 
tipo VLCC (Very Large Crude Carriers), para que se convertessem em FPSOs e possuíssem 
uma unidade de controle do ponto de orvalho de hidrocarbonetos. O intuito era de realizar a 
remoção dos líquidos (hidrocarbonetos) a montante das membranas e efetuar um pré- 
tratamento adicional à corrente de gás que entra nas membranas, propiciando uma economia 
de energia substancial. 

Temos também a questão do teor de umidade do gás como um problema crítico na 
hora de manusear fluidos com alto teor de contaminantes, desta forma, necessita-se de um 
controle maior sobre a corrosão. Ademais, o projeto também precisa levar em consideração a 
possibilidade da formação de hidratos quando a corrente de injeção estiver submetida a latas 
pressões, e evitar que o mesmo ocorra (ANDRADE et aí., 2015). 

O Campo de Lula foi o primeiro campo a efetuar a separação de dióxido de carbono 
associado ao gás natural em águas ultra profundas, com cerca de 2.220 metros sendo o poço 
mais profundo, e a realizar a injeção de CO> em reservatórios de produção por meio do 
método de WAG. 


Ainda de acordo com Andrade et at. (2015, s/n), o processo compreende que a 


[...] separação bruta e a dessalinização são realizadas através de um trem, que 
compreende quatro estágios de separação, incluindo um tratador eletrostático, para 
que o óleo possa ser medido, armazenado nos tanques de armazenamento do FPSO e 
descarregado para os navios aliviadores. 


A água produzida, separada no trem de óleo, é encaminhada para a planta de 
tratamento de água produzida, composta por um recipiente de pele, hidrociclones e 
uma unidade de célula de flotação, a fim de atender às normas ambientais antes de 
seu descarte no mar. 


O gás produzido é comprimido e tratado para ser usado como gás combustível, gás 
de elevação, gás de exportação ou injetado no reservatório. A fim de permitir a 
avaliação da injeção de gás com altos e baixos níveis de CO», as instalações da parte 
superior foram projetadas com um sistema de membrana de CO» com um conteúdo 
de CO; muito alto. 


Na Figura 66, pode-se um esquema geral do topside da FPSO na Cidade de Angra dos 


Reis, que encontra-se em operação no Campo de Lula desde 2010. Neste esquema está 


contida a unidade de controle anteriormente mencionada, entre outros equipamentos. 


Figura 66: Esquema Geral do topside da FPSO Cidade de Angra dos Reis 
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Oil Offloading 
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No Campo de Mero foi o Pioneiro de Libra, uma das primeiras tecnologias a serem 


implementadas uma embarcação tipo FPSO dedicada exclusivamente ao Teste de Longa 


Duração, que possui a capaz de reinjetar o gás produzido. 


Segundo a Petrobras (2018b), “essa inovação traz melhores resultados para o 


consórcio e parao meio ambiente, pois permite a eliminação da queima contínua de gás, 


minimizando a emissão de CO» na atmosfera e viabilizando a produção dos poços no seu 


potencial máximo. Produzir durante o TLD sem restrições e permitiu otimizar a aquisição de 


dados dinâmicos doreservatório”. 


A embarcação, como consta na Figura 67, possui 310,15 metros de comprimento, 


50,50 metros de largura e 22,40 metros de altura. Sua capacidade de produção de óleo é de 
50.318,49 bbl/d, de gás é de 4.000.000 m?/d em condições normais, de água produzida é de 

4.000 Smº/d, de injeção de gás é de 3.404.828 Sm/d. Permite também armazenar 
817.313,295 bbl de óleo para uma faixa de 25 a 30º API, e pode queimar até 275 MMSCF/d 


de gás através dos cabeçalhos e tambores de flare HP e LP (OCY AN, 2018). 
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Figura 67: FPSO Pioneiro de Libra 


Fonte: Ocyan (2017) 


Entretanto deve-se ressaltar que a reinjeção de CO; não é a solução de todos os 
problemas, apenas evita a contaminação do meio ambiente. Porém, esse método acaba 
afetando outra área como o aumento da contaminação do reservatório, ou a formação de 
parafinas, entre outros. 

Segundo Carpenter (2018), editor do Journal Petroleum Tecnology, “como o CO» é 
injetado nos reservatórios, causará uma entrada do mesmo nas correntes de produção de 
outros reservatórios próximos. As instalações existentes não foram projetadas para antecipar 
essas condições, e haverá um aumento da relação de CO» em fluidos misturados de produção 
de petróleo”. Desta forma, existe a necessidade de desenvolver também as linhas de dutos que 
serão utilizadas para o tal, que possam suportar as altas pressões, profundidades e 
concentração de contaminantes. 

De acordo com a Petrobras, em 2015 a empresa conseguiu “atingir a marca de 3 
milhões de toneladas por dia de CO» separados do gás natural e reinjetados no pré-sal da 
Bacia de Santos”. A companhia diz ainda que essa técnica de filtração por membranas 


adotada consiste na 
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[...] separação entre as moléculas do gás produzido ocorre basicamente pela 
diferença de propriedades físico-químicas: moléculas como as de CO2 e uma parcela 
das moléculas de CHs (metano) passam pela membrana com maior facilidade e se 
concentram na corrente de gás a ser injetado. Uma vez separada, a corrente rica em 
CO» é reinjetada nos poços injetores, o que, além de reduzir a emissão de gases 
efeito estufa (GEE), auxilia na manutenção de pressão dos reservatórios e no 
gerenciamento da produção. 


Na Figura 68 pode-se observar como funciona o esquema de separação de CO> 
realizado pelas membranas: 


Figura 68: Tecnologia de membranas para separação de COZ 
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Fonte: Rocha (2015) 


3.4 INJEÇÃO DE CO» 


Mediante a esses fatores, precisa-se entender melhor como funciona a injeção 
desse gás, seja alternado com água (WAG) ou não. Esses métodos são classificados como 
métodos de recuperação, no quais estimulam o reservatório ter um melhor índice de 
produtividade. 

Devido sua forte tendência de dissolver o óleo, a injeção de dióxido de carbono 
tem sido cada vez mais empregada na hora de se produzir petróleo e gás natural no pré- 
sal, o que vem causando um inchamento e vaporização do mesmo (LIMA, 2016). 

O método de injeção miscível de CO; consiste na injeção de fluidos miscíveis com 
óleo bruto que ao mesmo tempo sejam deslocantes, de forma a não haver interface entre os 
fluidos, com intuito de se reduzir as tensões interfaciais no reservatório (LIMA, 2016). 

Entretanto, tem-se como principal problema a questão da razão de mobilidades entre 


osfluidos deslocantes, que acontece devido à baixa viscosidade do gás injetado se comparado 
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com o óleo. Desta forma, ocorre a formação e propagação de caminhos preferenciais ao longo 
do deslocamento do fluido, o que faz com que uma parte significante de óleo permaneça no 
reservatório. Uma maneira de resolver esse problema seria a utilização de espumas, uma vez 
que iria dispersar bolhas de gás no líquido fazendo com que a permeabilidade do gás reduza 
para um valor inferior a 1% do valor original (LAKE; SCHMIDT; VENUTO, 1992). 

Segundo Rosa et. al. (2011), a temperatura crítica do dióxido de carbono éde somente 
31ºC, entretanto nos reservatórios a temperatura é bem maior que essa. Portanto, quando esse 
método é aplicado, o CO» encontra-se em estado gasoso. Devido a isso, podemos dizer que ele 
tem a habilidade de diminuir as forças (capilares e interfaciais) que impedem a produção de 
óleo, reduzindo assim a saturação residual no reservatório. 

A seguir encontra-se em destaque as condições necessárias para a realização da 
injeção em reservatórios, segundo Rosa, Carvalho e Xavier (2011): 

e Óleos superior a 25º API; 

e Intervalo de pressão aproximadamente entre 1.500 psi e um limite prático 
superior de 6.000 psi; 

e Reservatórios que se encontrem a uma profundidade aceitável a possuir uma 
pressão acima considerável para haver o deslocamento miscível sem que 
ocorra o faturamento da formação. 


Na Figura 69 pode-se observar como funciona a injeção de CO2 em um reservatório. 


Figura 69: Injeção de CO» 


Injeção de COZ 


Fonte: Diniz (2015) 
Para o caso de injeção alternada com água, (o processo de WAG - Water Alternating 


Gas) tende a fazer uma “combinação de estabilidade frontal da recuperação da água em 
conjunto com os benefícios da injeção de gás, procurando sempre uma maior varredura do 


reservatório”. Sendo assim, a injeção de água irá alcançar regiões inferiores e o gás as regiões 


138 


superiores do reservatório. Esse método se torna um dos mais eficientes na questão de ser 
obter uma varredura completa (FERREIRA, 2017). 
Desta forma, podemos dizer que o modelo possui como vantagem adicional o aumento 


da eficiência do varrido”?, que chega a 90% se usando a técnica de “five-spot'” 


, superando a 
injeção somente de gás que atinge uma faixa de 20 a 50%. 

Na Figura 70, podemos ver o método de injeção de CO» alternado com água onde o 
banco de óleo está sendo empurrado para o poço produtor por meio de uma zona miscível de 
CO», sendo varrido pela injeção de água e gás. 


Figura 70: Método de Injeção WAG 
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Fonte: Pinto (2009) 


3.5 CORROSÃO 


Outro desafio é a questão da corrosão dos risers e tubulações. Segundo Santos (2009) 
“o processo de corrosão pelo CO2 representa um dos principais mecanismos de deterioração 
de tubulações na indústria de petróleo e gás natural, seja pela profundidade crescente das 
novas descobertas, bem como pelo uso de técnicas de recuperação baseadas na injeção deste 
gás”. 

De acordo com Bellarby (2009, p. 443), “destaca que o processo de corrosão por CO2 
ataca os materiais metálicos devido à natureza ácida do dióxido de carbono dissolvido, que 


gera o H5CO; (ácido carbônico) ”. Assim como Santos (2009, p.12), diz que “este gás só se 


torna corrosivo na presença de água, sendo esta necessária para promover as reações 


30 Eficiência do Varrido: Segundo ROSA, CARVALHO E XAVIER (2011) define-se eficiência do varrido 
horizontal como a relação entre a área invadida pelo fluido injetado e a área total do meio poroso, ou seja, a 
eficiência do varrido depende da geometria da injeção, do volume de fluido injetado, da razão de mobilidade do 
fluido injetado e da mobilidade do fluido deslocado. 

31 Técnica five-spot é um esquema de injeção em malha, relacionado com a distribuição de poços de injeção e de 
produção, de maneira que fique mais adequado ao reservatório de petróleo a de aumentar a recuperação de óleo 
(ROSA, CARVALHO E XAVIER, 2011). 
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eletroquímicas entre o metal e as espécies iônicas”. 

Em termos de pré-sal, o problema se dá pela fragilização por corrosão sob tensão por 
CO; (do inglês Stress Corrosion Cracking — SCC), que ocorre quando existe a presença do 
contaminante em concentração suficiente concomitante da tensão estática, cíclica ou residual 
do duto nas armaduras da linha, assim como a questão do tempo, temperatura e material, essa 
combinação de fatores faz com que o duto se rompa. Se inesperadamente ocorrer a falha, ela 
pode causar a perda da linha de produção e acidentes com consequências ambientais (ANP, 
20176). 

No Campo de Lula, foram utilizados os primeiros risers flexíveis com sistema de 
sensores integrado de monitoramento dos alarmes de tração, interligados à sala de controle da 
plataforma. Esse sistema consiste na utilização de fibras ópticas acopladas aos arames da 
armadura de tração que formam a camada do duto flexível, sua função é dar resistência aos 
esforços de tração, como, por exemplo, o peso deles. O intuito desse sistema de 
monitoramento é de identificar rompimentos desses arames, e disparar um sinal de alerta para 
que ações de manutenção e prevenção sejam iniciadas e não ocorra a propagação do dano 
(PETROBRAS, 2015). 

Na Figura 71 pode-se ver um dos mais profundos risers flexíveis utilizados, eles se 
encontram a uma profundidade de cerca de 2.200 metros de lâmina d'água. 


Figura 71: Riser flexível 
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Fonte: Site Petrobras - Tecnologias Pioneiras do Pré-sal (2015) 


No Campo de Sapinhoá foram instaladas boias de sustentação de risers, que segundo a 
Petrobras (2015), possuem um tamanho de 40 metros por 52 metros, com espessuras que vão 
de 10 metros a 14 metros, pesando cerca de 1850 toneladas no ar, que quando instaladas elas 
garantem um impulso líquido de cerca de 2800 toneladas. Essas boias são utilizadas com 


intuito de diminuir a tensão das cargas nas linhas de produção, e assim tentar evitar questão da 


fragilização ou falha por corrosão. 


De acordo com o site da Petrobras (2018), no Campo de Mero foram utilizados 
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[...] dutos flexíveis de produção com 8 polegadas de diâmetro, em lâmina d'água 
ultra profunda e numa configuração conhecida como [azy-wave, permitiu obter uma 
grande produção nessa profundidade. Devido às cargas impostas linhas de 8 
polegadas, o FPSO Pioneiro de Libra possui um esquema de ancoragem (turret) 


externo com maior suporte de carga vertical da indústria mundial, com capacid 


ade 


de 700 toneladas por linha submarina (riser), o equivalente ao peso de 4 Boeings 


747. Esse equipamento é responsável pelo suporte de carga de nove linhas 
profundidade d'água de até 2.400 metros. 


em 


Foi utilizado também um swivel, “um robusto swivel, equipamento que permite que o 


navio gire em relação ao Turret, que é fixado ao fundo do mar através de linhas 


de 


ancoragem” (PETROBRAS, 2018). O Turret em questão é o maior externo já utilizado com 


capacidade de cerca de 700 toneladas, direcionado para operar em águas ultra profundas com 


lâmina d'água de aproximadamente 2.400 metros, como o caso do Pré-sal. Sua função é dar 


sustentação às linhas de ancoragem e suporte às cargas das linhas submarinas, diminuindo 


assim a tensão, um dos fatores que causam o SCC. 


3.6 PROBLEMAS ADICIONAIS 


Outra questão importante causada pelo dióxido de carbono, é a descompressão 
explosiva de fluido do reservatório enquanto realiza a fase de avaliação de teste de 
formação. O dano é causado pela alta concentração de gases como metano, CO», HaS e 
No, entretanto o CO» é um causador mais agressivo. 

O dano ocorre quando a pressão que circunda o elastômero*? é repentinamente 
liberada, e o gás comprimido dentro do elastômero tenta se expandir e sair dele, 
causando uma descompressão explosiva. O gás sob pressão se difundirá na borracha e a 
diminuição delacriará uma pressão interna positiva, se esta pressão exceder a força ou a 
borracha, ela fraturará resultando em bolhas e rachaduras, desta forma, os selos de 
borracha podem romper e perdera estaqueidade. 

A Halliburton, empresa que realiza as perfurações de poços no Campo de Mero, 


realizou um estudo de dispersão do gás. O intuito é detectar através de uma malha com 


32 Elastômero: Borracha termoplástica utilizada dar vedações a coluna e equipamentos, assim como para agre 


gar 


maior resistência mecânica ao material. Possui a habilidade de sofrer deformações causadas pela ação de uma 


força e de retornar ao estado original após deixar de ser submetido à ela. 
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sensores algum vazamento de gás, e então evitar essa descompressão explosiva. Ainda de 
acordo com os autores, a análise de dispersão é realizada usando um modelo 
computacional de dinâmica de fluidos (CDF), que inclui a geometria dos principais 
equipamentos e estruturas, compreendendo uma malha de volume finito da unidade. 

O procedimento utilizado pela empresa consiste em modelar o fluxo de ar com a 
mistura ar-gás em torno de cada geometria, admitindo que o regime do fluido seja 
compressível e turbulento (ENGEL; FRANKLIN e CUNHA, 2018). Para realizar o 
experimento, algumas condições que devem ser respeitadas, como mostradas a seguir: 

e Para pressões acima de 1.500 psi: 

Quando a pressão de liberação for de 1.500 psi ou acima, segurar a despressurização 
do gás por 5 minutos; 

e Para pressões entre 1.500 psi e 1.000 psi: 

Quando a pressão de liberação for de 100 psi (700 kPa) por minuto ou a pressão de 
liberação for para 1.000 psi (7 MPa), segurar a despressurização por 5 minutos; 

e Para pressões inferiores a 1.000 psi: 

Quando a pressão de liberação for de 20 psi (138 kPa) por minuto ou pressão de 
libertação em 100 psi (689 kPa), incrementar com uma retenção de 5 minutos entre cada 
queda de pressão. 

Na Figura 72, pode-se observar a taxa padrão de descompressão do gás após seguir as 
condições indicadas pela companhia Halliburton. 


Figura 72: Gráfico das Taxas de Descompressão de Gás em função da Pressão e Tempo 
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Origem e Acumulação de CO » em gases naturais das bacias de yinggehai-qiongdongnan, 
mar da china meridional offshore 

As bacias Yinggehai-Qiongdongnan (também chamadas de “ bacias Ying-Qiong” 
estão localizadas na área sudoeste e sul da ilha de Hainan, respectivamente. Estas bacias 
foram separadas pela falha nº 1 no Paleogeno e apresentaram diferentes tendências estruturais. 
No Neogene, essa falha deixou de controlar a sedimentação, e as duas bacias se fundiram, com 
rápida subsidência. A deposição de espessos sedimentos neogênicos e quaternários em bacias 
unidas de Ying-Qiong resultou em uma grande cunha de mergulho em direção ao mar. As 
bacias de Ying-Qiong são caracterizadas por altas taxas de sedimentação (com taxa de 
sedimentação máxima de até 1,2 mm/ano) e alto gradiente geotérmico (39-45 º C/km). Como 
resultado do rápido carregamento de sedimentos e da subcompactação associada, a 
sobrepressão se desenvolveu em grande parte das bacias. Grande atenção tem sido dada à 
bacia nos últimos anos devido ao seu grande volume sedimentar e considerável potencial 
gasoso. Quatro campos de gás e muitas estruturas contendo gás foram descobertos desde 
1983. Estes incluem o campo de gás Yacheng (YC13-1), e estruturas contendo gás YC13-4, 
YC13-6 BD19-2 e BD15-3 na Bacia de Qiongdongnan . As principais descobertas de gás na 
Bacia de Yinggehai incluem o campo de gás DF e o grupo de campos de gás Ledong . O teor de 
CO 2 dos gases naturais descobertos na Bacia de Yinggehai varia muito. Em alguns 
reservatórios de gás, o teor de CO 2 é tão alto que forma o que é na verdade uma piscina de gás 
de CO 2. Além disso, os gases naturais do reservatório da seção Lingshui-3 das estruturas 
contendo gás BD19-2 e BD15-3 na Bacia de Qiongdongnan contêm 80-97% de CO 2. O alto 
risco de CO 2 intrigou muitos geólogos de petróleo e realmente bloqueou as etapas de 
exploração e desenvolvimento de gás natural hidrocarboneto nesta área. O objetivo deste 
trabalho é investigar suas fontes, migração e acúmulo desses gases CO 2 sua relação de carga 
com gases ricos em hidrocarbonetos. Esta pesquisa deve nos ajudar a entender melhor os 
sistemas petrolíferos e reduzir a emissão de CO 2 risco de gás em exploração adicional neste 


área. 


Modelagem Dos Efeitos Térmicos De Intrusão Ígnea No Campo De Temperatura E 
Maturidade Orgânica No Sag De Changchang, Bacia De Qiongdongnan, Mar Do Sul Da 
China 

O efeito do aquecimento anormal na evolução térmica da matéria orgânica tem atraído 


muita atenção (Barker et. al., 1998; Bishop et. al., 1995; Fjeldskaar et. al., 2008; Santos et. 
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al., 2009; Sun et. al., 1995; Wang etal., 1990; Wang et. al., 2012; Zhu et. al., 2010a; Zhu et. 
al., 2010b), por que ígneo intrusão é 1 do a fontes de calor locais mais importantes além de 
zonas de falhas e regiões ricas em elementos radioativos (ZHANG et. al., 1997). De acordo 
com estudos anteriores, o efeito térmico da intrusão tem influência favorável e desfavorável 
na acumulação de hidrocarbonetos, que está acelerando a maturação e geração de 
hidrocarbonetos (CHEN et. al., 1989a; FJELDSKAAR et. al., 2008; GALUSHKIN, 1997; 
OTHMAN et. al., 2001; WAN et. al., 2003) ou danificando reservatórios existentes e fazer a 
Hidrocarbonetos maduro demais (FENG et. al., 1997; FINKELMAN et. al., 1998. 

Neste estudo, realizou-se uma modelagem sobre os efeitos da intrusão ígnea no campo 
de temperatura pelo FEM (ZHANG et. al. 1986) sobre base do a Mais recente sísmica 
interpretação e relacionado térmico propriedades assim que podemos avaliar os efeitos 
térmicos das intrusões na história térmica, na maturação orgânica das rochas geradoras, 


Hidrocarbonetos geração e expulsão Como Nós vamos Como Recursos estimativa. 


3.7 MÉTODO 


Básico Equação. O FEM é uma das ferramentas numéricas amplamente utilizadas na 
resolução de equações de condução de calor (BONNEVILLE et. al., 1999), que pode ajudar a 
avaliar a influência no campo de temperatura regional causada por padrões tectônicos 
regionais, intrusões de magma e outros fatores (TIAN et. al., 1992; WEI et. al., 1991; 
ZHANG et. al., 1982). Teoricamente, um contínuo temperatura campo posso ser 
transformado em finito temperatura pontos, e A temperatura de cada ponto pode ser calculada 
sob as condições dadas para aproximar o campo de temperatura. A equação básica é: onde T é 
a temperatura (o C), té o tempo (s), K é a condutividade térmica (W/(m - K)), Q é a produção 
de calor da rocha (u W/m 3), u é a capacidade de calor com u = pc, p é densidade (kg/m 3 ), 
e c é calor específico (J/(kg - K)). 

Considerando as propriedades termodinâmicas de intrusões e rocha de parede, bem 
como a condição geológica complexa, presumir este a intrusão atividade é instantâneo e a 
principal aquecer transferir caminho é condução. Além disso, as intrusões e a rocha da parede 
compartilham a mesma difusividade térmica. Condições de contorno para a equação são 
Como segue: 1) Solo oceânico temperatura é 10 - C Como a superior fronteira doença. 2) 
Aquecer fluxo é 45 mW/ m2 como a mais baixo fronteira doença (nós só considerar a efeito 
do intrusões mas não leva a Alto fluxo de calor de fundo em conta) (YANG et. al., 2008). 3) 


Os limites direito e esquerdo são adiabáticos (sem transferência de calor). 
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3.7.1 Modelo Descrição 


O superior setor exibe ampla subsidência de quem impacto alcançado distante além a 
cedo fendas. Sete sísmica sequência limites, ou seja, T20, T30,T40,T50,T60,TT7O,T 
80 e T 100 são identificados no perfil sísmico, que representam a interface inferior da 
Formação Ledong, Formação Yinggehai, Formação Huangliu, Formação Meishan, Sanya 
Formação, Formação Lingshui, Formação Yacheng e o EFoceno respectivamente (Wu 
etal.,2009). Raio das intrusões cônicas (1), (2), e (3) no a sedimentar base são 3 km, 6 km, e 5 
km, respectivamente, com altura 9.2 km, 10 km, e 3,7 km para cada. A modelagem neste 
trabalho foi realizada usando um tamanho de malha de 0,5km x 0,5 km e passo de tempo de 


0,05 Ma. 


Figura 73: Esboço mostrando o perfil sísmico (AB) e modelo 
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Fonte: Engel; Franklin e Cunha (2018) 


Origem e acumulação de CO 2 e seu deslocamento natural de óleos 


nas bacias da margem continental, norte do Mar da China Meridional 
Muitos reservatórios de gás natural ricos em CO » (até 97% em volume) foram 

encontrados nas bacias da margem continental do norte do Mar da China Meridional. Ao 

combinar os dados geoquímicos de 53 amostras com seus antecedentes geológicos, este 


estudo investigou as origens e o mecanismo de acumulação de CO 2 e discutiu o papel do CO 
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2 na condução do óleo enquanto carregava os reservatórios. Os resultados revelam que os 
gases CO 2 na bacia de Yinggehai se originam principalmente da decomposição térmica tanto 
do Mioceno xistos calcários e carbonatos paleozóicos, e que o CO 2 da desgaseificação do 
manto é apenas um contribuidor menor. As acumulações de CO 2 na bacia de Yinggehai são 
controladas principalmente por falhas diapíricas e movimentos episódicos de fluidos térmicos. 
Os gases CO 2 nas bacias leste de Qiongdongnan e oeste da foz do Rio das Pérolas estão 
relacionados principalmente à desgaseificação magmática ou do manto, e os voláteis da 
desgaseificação magmática durante o estágio de intrusão ígnea são a fonte principal mais 
provável de CO 2 nesses reservatórios, com base- mento falhas, panes fornecendo caminhos 
pôr para cima migração do Fluidos do manto ricos em CO 2. 

Deslocamentos naturais de petróleo por CO 2 parecem ser comuns nas bacias leste de 
Qiongdongnan e oeste da foz do Rio das Pérolas. Os reservatórios de óleo ou gás inundados 
por CO 2 têm duas características comuns que os atuais CO 2 reservatórios de gás ou 
estruturas contendo óleo têm óleos residuais representando carga anterior e estão próximos às 
falhas do embasamento que fornecem caminhos ao longo dos quais o gás rico em CO » 
derivados do manto foi migrado. 

As bacias da margem continental do norte do Mar da China Meridional incluem as 
bacias de Yinggehai (YGH), Qiongdongnan (QDN), da Foz do Rio das Pérolas (PRM) e 
de Beibuwan (BBW). O estudar área cobre a YGH e a QDN bacias, bem como a parte 
ocidental da bacia do PRM. Nos últimos 40 anos, a exploração de petróleo tem sido 
conduzida continuamente nessas bacias onde alguns campos comerciais de petróleo e gás 
foram descobertos, como o conhecido campo de gás Yacheng (YC) 13-1 na bacia do QDN 
(HUANG et. al., 2003; XIAO et. al., 2006), o campo de gás Dongfang (DF) 1-1 na bacia de 
YGH (HUANG et. al., 2002), e o campo de gás Liwan (LW) 3-1 na PRM bacia (ZHU et. al., 
2009). Dentro Adição para a Hidrocarbonetos acumulações, abundante CO2 | tem também 
estive encontrou dentro a cintos diapíricos do a YGH bacia, e a Oriental papel do a QDN bacia 
e a parte ocidental da bacia do PRM, onde o alto CO» risco tem aprofundou a exploração de 
gás nesta área. Alguns pesquisadores já relataram a ocorrência de piscinas de gás com alto 
teor de COZ na bacia YGH (HAO et. al., 1996; HUANG et. al., 2002), nas bacias QDN e PRM 
(He e Liu, 2004). Esses estudos propuseram que o CO 2 na bacia do YGH era principalmente 
de origem inorgânica e pode ser derivado da decomposição térmica de folhelhos calcários 
(SCHOELL et. al., 1996; HUANG et. al., 2002, 2004; CHEN et. al., 2004; 

He e Liu, 2004; Liu et. al., 2004), mas o CO 2 nas bacias PRM e QDN pode ser de 
origem magmática (HE e LIU, 2004). Além disso, Huang et. al. (2004) e Ele e Liu (2004) 
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também reconhecido algum CO2 dentro a YGH bacia este pode ser uma mistura do manto e 
crustal origens. Embora esses estudos discutiram as fontes de gases CO 2 e sua distribuição 
dentro a bacia YGH (HE, 1995; Schoell et. al., 1996; CHEN et. al., 2004; HE e LIU, 2004; 
Huang et. al., 2004), não há investigações sistemáticas sobre a origem e acúmulo de CO 2 em 
as bacias YGH, QDN e PRM ocidental foram publicadas. Os objetivos deste estudar são para 
investigar a origens, acumulação, e enriquecimento de gases CO > e discutir como eles 
deslocam os óleos à medida que são carregados nos reservatórios com base nos dados 
geoquímicos de 53 amostras de gás natural coletadas nas três bacias. Estas pesquisas nos 
ajudarão a entender como a carga de gás CO 2 afetou a distribuição de hidrocarbonetos nessas 
bacias e reduzirá o risco de CO 2 no futuro petróleo exploração. 

Figura 74 Localização das bacias da margem continental do norte do Mar da China 
Meridional e a amostragem locais de natural gases. (1) Não. 2 Falha; (2) Não. 6 Culpa; (3) 
Zhu 3 Sul Culpa. As falhas são mostrando sobre a base das estruturas paleogênicas. 


Figura 74: Localização das bacias da margem continental do norte do Mar da China 
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Figura 75: Esquema estratigráfico colunas do (UMA) a Yinggehai e Qiongdongnan bacias e 
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Figura 75 Esquema estratigráfico colunas do (UMA) a Yinggehai e Qiongdongnan 
bacias e a Pérola Rio Boca bacia (após Zhu et. al., 2009). Y = Bacia de Yinggehai; Q = 
Qiongdongnan Bacia. ONDE ESTÁ A FIGURA 75? 


Figura 76: Gráfico mostrando as relações entre o teor de CO 2 (% em volume) e o 6 13 
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Fonte: Engel; Franklin e Cunha (2018) 


Figura 76 mostra as relações entre o teor de CO 2 (% em volume) e o 6 13 C co ( %o, 
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PDB) de gases naturais das três bacias. Dois tipos genéticos de CO 2 foram reconhecidos. 
PDB = Peedee belemnite; PRM = Pérola Rio Boca; QDN = Qiongdongnan; YGH = 
Yinggehai. 


Figura 77: Gráfico de cobertura de ô 13 € sus 3 He/4 He (ou R/Ra) 
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Fonte: Engel; Franklin e Cunha (2018) 

Gráfico de cobertura de ô 13 C sus 3 He /4 He (ou R/Ra) das amostras de gás natural 
coletadas nas três bacias, mostrando as características de gases CO 2 de origem diferente. R = 
3 He/4 He razão da amostra de gás; Rá = 3 Ele /4 Ele Razão do ar. PRM = Pérola Rio Boca; 
QDN = Qiongdongnan; YGH = Yinggehai. 
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4 CONCLUSÕES 


O presente trabalho teve como intuito apresentar o desafio de separar o dióxido de 
carbono em ambiente offshore e injetá-lo novamente no reservatório, assim como mencionar 
os efeitos do CO» como a corrosão de risers por exemplo, sendo um dos fatores negativos da 
presença em alta concentração. 

A abordagem inicial foi apresentar os conceitos da formação do sistema petrolífero de 
forma geral, em seguida foram informados os conhecimentos relacionados a formação da 
camada pré-sal, essa seção tinha como intuito situar o leitor da diferença entre as camadas pré 
e pós-sal, assim já começaria a ter uma noção dos primeiros desafios, altas profundidades, 
pressões e a camada de sal. 

Após compreender os primeiros desafios, foram enunciadas as descobertas de jazidas, 
apresentando o constante crescimento das explorações dos blocos e campos ao longo dos 
anos. E para que essa produção fosse possível, tecnologias inovadoras tiveram que ser 
implementadas, como foi apresentado na seção 2.4. Mediante a isso, a operadora Petrobras 
conseguiu evoluir a produção de petróleo e gás natural, se tornando um marco para indústria e 
economia brasileira. 

Seguindo a metodologia de criar uma ordem de acontecimentos, foi explicado os 
regimes regulatórios, concessão, cessão onerosa e partilha, assim como suas particularidades. 
Um breve resumo das rodadas de partilha também foi apresentado, em que esse regime foi 
escolhido por estar em alta, de outubro de 2017 a setembro de 2018. Quatro rodadas foram 
efetuadas, enquanto concessão só teve uma rodada no mesmo período de tempo. E finalizando 
o capítulode revisão da literatura, foram apresentados os desafios comuns em toda região do 
pré-sal. 

Para esta pesquisa, foi escolhido o desafio do alto teor de CO» presente no gás 
associado para dar mais ênfase. O capítulo 3 começa explicando as propriedades do CO», bem 
como seu comportamento e sua dificuldade, seguindo para a apresentação dos campos de 
maior produção: Lula e Sapinhoá, assim como Mero promessa da Petrobras, possui um alto 
teor de CO». 

Nesta seção, foram apresentadas quais as implicações desse alto teor na hora de 
produzir, quais os conceitos por trás das tecnologias que estão sendo utilizadas, e como elas 
estão sendo empregadas. Assim, é possível diminuir o efeito do mesmo e viabilizar a 


produção de petróleo e gás natural em condições extremas. 
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Lembrando que ainda existem incertezas e ainda há muito o que ser explorado e 
aprimorado. Esta pesquisa visa deixar como contribuição acadêmica, uma perspectiva sobre 
o histórico de desenvolvimento e produção do pré-sal, enfatizando as técnicas e inovações 
utilizadas para diminuir o efeito do dióxido de carbono presente nos hidrocarbonetos, 
respeitando as resoluções vigentes das agências reguladoras, o meio ambiente e a preservação 


da vida. 
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